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In dem Verwaltungsverfahren

BUNDESNETZAGENTUR | I

wegen der Genehmigung des Szenariorahmens fiir die Netzentwicklungsplanung und Offshore-

Netzentwicklungsplanung gem. § 12a Abs. 3 EnWG

gegeniber der

1. 50Hertz Transmission GmbH, vertreten durch die Geschiftsfithrung,

Eichenstrafie 3A, 12435 Berlin

2. Amprion GmbH, vertreten durch die Geschiftsfithrung,

Rheinlanddamm 24, 44139 Dortmund

3. TenneT TSO GmbH, vertreten durch die Geschiftsfithrung,

Bernecker Strae 70, 95448 Bayreuth

4. TransnetBW GmbH, vertreten durch die Geschiftsfiihrung,

Pariser Platz, Osloer Strae 15-17, 70173 Stuttgart

im Folgenden: die Ubertragungsnetzbetreiber

Ubertragungsnetzbetreiber zu 1)

Ubertragungsnetzbetreiber zu 2)

Ubertragungsnetzbetreiber zu 3)

Ubertragungsnetzbetreiber zu 4)

hat die Bundesnetzagentur fiir Elektrizitit, Gas, Telekommunikation, Post und Eisenbahnen, Tulpenfeld 4,

53113 Bonn, gesetzlich vertreten durch ihren Présidenten Jochen Homann,

am 30.06.2016

den Szenariorahmen wie folgt genehmigt:
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1. Dem Netzentwicklungsplan 2017-2030 und dem Offshore-Netzentwicklungsplan 2017-2030 sind folgende
Szenarien der energiewirtschaftlichen Entwicklung zu Grunde zu legen:

Installierte Leistung [GW]

Energietrager Referenz 2015 Szenario A 2030 | Szenario B2030 | Szenario B 2035 | Szenario C 2030
Kernenergie 10,8 0,0 0,0 0,0 0,0
Braunkohle 21,1 11,5 9,5 9,3 9,3
Steinkohle 28,6 21,7 14,8 10,8 10,8
Erdgas 30,3 30,5 37,8 41,5 37,8
Ol 42 1,2 1,2 0,9 0,9
Pumpspeicher 9,4 11,9 11,9 13,0 11,9
sonstige konv. Erzeugung 2,3 1,8 1,8 1,8 1,8
Kapazitatsreserve 0,0 2,0 2,0 2,0 2,0
Summe konv.

Erzeugung 106,9 Y 80,6 79,0 79,3 74,5
Wind Onshore 41,2 54,2 58,5 61,6 62,1
Wind Offshore 3,4 14,3 15,0 19,0 15,0
Photovoltaik 39,3 58,7 66,3 75,3 76,8
Biomasse 7,0 5,5 6,2 6,0 7,0
Wasserkraft 5,6 4,8 5,6 5,6 6,2
sonstige reg. Erzeugung 13 1,3 13 1,3 1,3
Summe reg. Erzeugung 97,8 138,8 152,9 168,8 168,4
Summe Erzeugung 204,7 219,4 231,9 248,1 2429
Nettostromverbrauch [TWh]
Nettostromverbrauch ? 532 517 | 547 547 577
Treiber Sektorenkopplung [Anzahl in Mio.]

Waiarmepumpen 0,6 1,1 2,6 2,9 4,1
Elektroautos 0,0 1,0 3,0 4,5 6,0
Jahreshochstlast [GW]

Jahreshdchstlast ¥ 83,7 84,0 | 84,0 84,0 84,0
Flexibilitdtsoptionen und Speicher [GW]

Power-to-Gas -- 1,0 15 2,0 2,0
PV-Batteriespeicher -- 3,0 4,5 5,0 6,0
DSM (Industrie und GHD) -- 2,0 4,0 5,0 6,0
Marktmodellierung
Vorgaben zur Maxirfwa.le CO,- Maxirfwa.le CO,- Maxir.na'le CO,-

Marktmodellierung -- -- Emm|55|on.en Emm|55|on.en Emmlssmn.en
von 165 Mio. t von 137 Mio. t von 165 Mio. t

1) Bei der Aufsummierung der Einzelwerte ergeben sich Rundungsabweichungen.

2) Inklusive der Summe der Netzverluste in TWh im Verteilnetz.

3) Inklusive der Summe der Verlustleistung in GW im Verteilnetz.
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2. Die Ubertragungsnetzbetreiber sind verpflichtet, auf Grundlage der unter Ziffer 1 genehmigten installierten
Erzeugungsleistung fir die Szenarien B 2030 und C 2030 zur Ermittlung des Transportbedarfs der
Marktsimulation eine Nebenbedingung vorzugeben, so dass der deutsche Kraftwerkspark im Jahr 2030
maximal 165 Millionen Tonnen CO, emittiert. Flir das Szenario B 2035 ist zur Ermittlung des Transportbedarfs
der Marktsimulation eine Nebenbedingung vorzugeben, so dass der deutsche Kraftwerkspark im Jahr 2035
maximal 137 Millionen Tonnen CO, emittiert.

3. Um den Netzentwicklungsbedarf zu reduzieren, sind die Ubertragungsnetzbetreiber in allen Szenarien
verpflichtet, auf Grundlage der unter Ziffer 1 genehmigten installierten Erzeugungsleistung fiir die Ermittlung
des Transportbedarfs eine reduzierte Einspeisung aller Onshore Windenergie- und Photovoltaikanlagen
(Bestands- und Neuanlagen) zu Grunde zu legen. Die Reduzierung der Einspeisung (,,Spitzenkappung*) darf je
Anlage 3 % der ohne Reduzierung erzeugten Jahresenergiemenge nicht tibersteigen. Fiir die an unterlagerten
Verteilnetzen angeschlossenen Anlagen soll eine aus Sicht der unterlagerten Verteilnetze kostenoptimale
Reduzierung der Einspeisung erfolgen. Fiir die am Ubertragungsnetz angeschlossenen Anlagen ist ebenfalls

eine Reduzierung von jeweils bis zu 3 % der eingespeisten Jahresenergiemenge anzuwenden.

4. Die Ubertragungsnetzbetreiber sind in allen Szenarien verpflichtet, auf Grundlage der unter Ziffer 1
genehmigten installierten Erzeugungsleistung, die wahrscheinlich erzeugte Strommenge aus Kraft-Warme-
Kopplung insgesamt und aufgeschliisselt nach Energietrigern zu ermitteln. Dabei ist zu priifen, ob das Ziel des
Gesetzes fiir die Erhaltung, die Modernisierung und den Ausbau der Kraft-Warme-Kopplung (KWKG)
eingehalten wurde, die Nettostromerzeugung aus Kraft-Warme-Kopplungsanlagen auf 120 Terrawattstunden
bis zum Jahr 2030 und 2035 zu erhdhen. Die Ergebnisse und deren Herleitung sind im Netzentwicklungsplan
2017-2030 zu verdffentlichen.

5. Die Ubertragungsnetzbetreiber sind in allen Szenarien verpflichtet, auf Grundlage der unter Ziffer 1
genehmigten installierten Erzeugungsleistung die wahrscheinlich erzeugte Strommenge zu ermitteln und zu
untersuchen, ob das Ziel des Gesetzgebers nach § 1 Abs. 2 EEG 2014 bzw. § 1 Abs. 2 EEG-Entwurf 2016
hinsichtlich der Erh6hung des Anteils der Erneuerbaren Energien am Bruttostromverbrauch bis 2030 auf
47,5-52,5 % (lineare Interpolation der gesetzlichen Zielwerte von 2025 und 2035) und bis 2035 auf 55-60 %
erfiillt wird. Die Ergebnisse und deren Herleitung sind im Netzentwicklungsplan 2017-2030 zu
verdffentlichen.

6. Die Ubertragungsnetzbetreiber sind in allen Szenarien verpflichtet, auf Grundlage der unter Ziffer 1
genehmigten installierten Erzeugungsleistung die wahrscheinlich erzeugte Strommenge zu ermitteln und zu
untersuchen, welchen Beitrag der Sektor der Stromerzeugung zur Erfiillung der folgenden energiepolitischen
Ziele der Bundesregierung leistet:

+  Reduktion der Treibhausgasemissionen gegeniiber 1990 bis 2020 um 40 % und bis 2030 um 55%

«  Senkung des Primirenergieverbrauchs gegentiber 2008 bis 2020 um 20 %

Die Ergebnisse und deren Herleitung sind im Netzentwicklungsplan 2017-2030 zu veroffentlichen.

7. Es wird festgestellt, dass die von den Ubertragungsnetzbetreibern angekiindigte Methode der
Regionalisierung der Prognose des Zubaus der Erneuerbaren Energien grundsitzlich eine angemessene

Herangehensweise fiir die durch die Ubertragungsnetzbetreiber durchzufiihrende Marktmodellierung zur
Ermittlung des Transportbedarfs darstellt.
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8. Es wird festgestellt, dass die von den Ubertragungsnetzbetreibern angekiindigte Methode der
Regionalisierung der Prognose des nationalen Strombedarfs grundsétzlich eine angemessene
Herangehensweise fiir die durch die Ubertragungsnetzbetreiber durchzufiihrende Marktmodellierung zur
Ermittlung des Transportbedarfs darstellt.

IL

Die Entscheidung tber die Gebtiihren bleibt einem gesonderten Bescheid vorbehalten.
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I Sachverhalt

Das vorliegende Verwaltungsverfahren betrifft die Genehmigung des Szenariorahmens 2017-2030 fiir den
Netzentwicklungsplan 2017-2030 und fiir den Offshore-Netzentwicklungsplan 2017-2030. Der
Szenariorahmen ist die Grundlage fiir die Erarbeitung des Netzentwicklungsplans nach § 12b EnWG und des
Offshore-Netzentwicklungsplans nach § 17b EnWG. Nach § 12a Abs. 3 S.1 EnWG genehmigt die
Bundesnetzagentur den von den Ubertragungsnetzbetreibern vorgelegten Szenariorahmen unter
Beriicksichtigung der Ergebnisse der Offentlichkeitsbeteiligung.

Die Bundesnetzagentur hat bewusst die Entscheidung der Bundesregierung tiber den weiteren Umgang mit
der Novellierung des EEG 2016 abgewartet und die Genehmigung des Szenariorahmens erst vor dem
Hintergrund des Kabinettsbeschlusses der Bundesregierung vom 08.06.2016 finalisiert. Die
Bundesnetzagentur hat den Szenariorahmen 2017-2030 am 30.06.2016 genehmigt und den
Ubertragungsnetzbetreibern zugestellt. Die Ubertragungsnetzbetreiber sollen gemif § 12b Abs. 3 S. 3 EnWG
spatestens am 10.12.2016 auf der Grundlage des Szenariorahmens gemeinsam einen nationalen
Netzentwicklungsplan 2017-2030 und Offshore-Netzentwicklungsplan 2017-2030 zur Konsultation vorlegen
(sog. 1. Entwiirfe). Die Ubertragungsnetzbetreiber miissen gemif § 12b Abs. 5 EnWG spitestens am 02.05.2017
auf der Grundlage des Szenariorahmens gemeinsam einen konsultierten und iberarbeiten nationalen
Netzentwicklungsplan 2017-2030 und Offshore-Netzentwicklungsplan 2017-2030 zur Bestitigung vorlegen
(sog. 2. Entwiirfe).
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A Vorlage des Szenariorahmens

Die Ubertragungsnetzbetreiber legten der Bundesnetzagentur gemiR der gesetzlichen Neuregelung des

§ 12a Abs. 2 S. 1 EnWG am 10.01.2016 den Entwurf des Szenariorahmens vor. Die Bundesnetzagentur erstellte
ein Begleitdokument zur Konsultation des Szenariorahmens 2017-2030 und machte dieses und den Entwurf
des Szenariorahmens am 18.01.2016 auf ihrer Internetseite (www.netzausbau.de) bekannt. In dem
Begleitdokument bat die Bundesnetzagentur neben einer allgemeinen Einfiihrung der neuen Gesetzeslage
und der Neukonzeption der Szenarien durch die Ubertragungsnetzbetreiber zu dem Thema ,Konkrete
Fragestellungen zu den einzelnen Einflussgrofen® (konventionelle und regenerative Erzeugung,
Stromverbrauch, Flexibilisierung und Speicher, Klimaschutzziele, europaischer Kraftwerkspark und
europiischer Handel, Sensitivititen) um Kommentare und Meinungsiuflerungen. Die Erfahrungen aus dem
letzten Konsultationsprozess hatten gezeigt, dass solche konkreten Fragestellungen der Konsultation eine
Struktur gegeben haben und sich auch positiv auf die Teilnahmebereitschaft auswirkten. Dabei wurden die
Fragen in dem Begleitdokument in der Regel ergebnisoffen aufgeworfen und nur in Ausnahmefillen wurde
eine vorliufige Position der Bundesnetzagentur angedeutet. Die Bundesnetzagentur gab der Offentlichkeit,
einschlieflich tatsachlicher und potenzieller Netznutzer, den nachgelagerten Netzbetreibern sowie den
Trigern 6ffentlicher Belange bis zum 22.02.2016 Gelegenheit zur Auerung.

Wihrend des Konsultationsprozesses richtete die Bundesnetzagentur zwei 6ffentliche ,,Workshops“ am
02.02.2016 in Wiirzburg und am 11.02.2016 in Berlin aus, in dessen Rahmen die mafigeblichen Aspekte fiir die
abzugebenden Stellungnahmen diskutiert wurden.

Die Bundesnetzagentur hat die Ausfithrungen der Ubertragungsnetzbetreiber im Entwurf zum
Szenariorahmen 2017-2030 zur Bewertung der Versorgungssicherheit zur Kenntnis genommen. Da der
Netzentwicklungsplan 2017-2030 nicht das Instrument ist, iiber einen von wem auch immer fiir notwendig
erachteten Bedarf an neuen, zusitzlichen Kraftwerkskapazititen zu entscheiden, dufiert sich die
Bundesnetzagentur im Rahmen der Genehmigung des Szenariorahmens 2017-2030 nicht zu dieser Thematik.
Die Bundesnetzagentur verweist in diesem Zusammenhang auf das Monitoring der Versorgungssicherheit,
welches das Bundesministerium fiir Wirtschaft und Energie nach § 51 EnWG alle zwei Jahre durchfiihrt.


www.netzausbau.de
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B Offentlichkeitsbeteiligung

1. Konsultationsteilnehmer

Im Rahmen der Konsultation zum Szenariorahmen 2017-2030 gaben nachfolgende Konsultationsteilnehmer,
die nicht Privatpersonen waren, ihre Stellungnahmen ab:

Agora Energiewende

Arbeitsgemeinschaft Offshore-Windenergie e. V.

Bayrischer Bauernverband Bergrheinfeld

Bayerisches Staatsministerium fiir Wirtschaft und Medien, Energie und Technologie
Behorde fiir Stadtentwicklung und Umwelt, Hamburg

Bundesverband der Energie- und Wasserwirtschaft e. V.

BI Auf dem Berge

BI Betzenstein / Plech

BI fiir HGU Erdkabel

BI Speichersdorf sagt ,NEIN“... zur Monstertrasse

Biindnis 90 / Die Griinen im Bayerischen Landtag

Biirgerinitiative ,A7 Stromtrasse NEIN e. V.“

Biirgerinitiative Bayreuth Stid-Ost sagt Nein zur Monstertrasse

Biirgerinitiative | Der Gegenstrom Elfershausen e. V.

Biirgerinitiative Leinburg gegen Gleichstromtrassen - fiir eine dezentrale Energiewende
Biirgerinitiative Lenting, NEIN - zur Stromtrasse, JA - zur Energiewende
Biirgerinitiative ,Ortsteile Schondra Gegen SuedLink“ e. V.

Biirgerinitiative Schauenburg gegen SuedLink

Biirgerinitiativen gegen SuedLink, Landesverband Hessen

Bund fir Umwelt und Naturschutz Deutschland
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Bundesamt fiir Naturschutz

Bundesverband Biirgerinitiativen gegen SuedLink

Bundesverband Erneuerbare Energie e. V.

Bundesverband der Deutschen Industrie e. V.

Bundesverband Windenergie e. V.

Creos Luxembourg S.A.

Deutsche Umwelthilfe

Deutscher Braunkohlen-Industrie-Verein e. V. Berlin - Koln

EnBW AG

E.ON SE

Energie-Control Austria fiir die Regulierung der Elektrizitits- und Erdgaswirtschaft

Erneuerbare Energien Hamburg Clusteragentur GmbH

Flurbereinigungsgenossenschaft Bergrheinfeld

Forschungsstelle fiir Energienetze und Energiespeicher / Ostbayerische Technische Hochschule Regensburg

Gemeinde Bergrheinfeld

Gemeinde Eichenzell

Gemeinde Groffhabersdorf

Gemeinde Haag

Gemeinde Kiinzell

Gemeinde Motten

Gemeinde Neuendettelsau

Gemeinde Petersberg

Gemeinde Prebitz

Gemeinde Speichersdorf
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Gemeinde Wasserlosen

Hessisches Ministerium fiir Wirtschaft, Energie, Verkehr und Landesentwicklung

Institut Luxembourgeois de Régulation

Jagdgenossenschaft Bergrheinfeld

KIEBITZGRUNDaktiv | Blirgerinitiative gegen SuedLink

Landesverband Erneuerbare Energien NRWe. V.

Landesverband Bayern des Bundes fiir Umwelt- und Naturschutz

Landkreis Cloppenburg

Landkreis Bad Kissingen

Landkreis Schweinfurt

Landkreis Wunsiedel i. Fichtelgebirge

Landratsamt Bayreuth

Main-Donau Netzgesellschaft mbH

Markt Rofdtal

Markt Schnabelwaid

Markt Thalméssing

MdB Ralph Lenkert

Ministerium fir Wirtschaft und Energie des Landes Brandenburg

Ministerium fiir Wissenschaft des Landes Sachsen-Anhalt

Mitteldeutsche Netzgesellschaft Strom mbH

Naturschutzbund Deutschland e. V.

NEXT ENERGY, EWE-Forschungszentrum fiir Energietechnologie e. V.

Niedersdchsisches Ministerium fiir Umwelt, Energie und Klimaschutz

Offshore Forum Windenergie
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Offshore-Wind-Industrie-Allianz

Oko-Institut e. V.

Organisationsteam Biirgerinitiative Pegnitz unter Strom e. V. fiir eine Heimat ohne Monstertrasse
Regionale Planungsgemeinschaft Mittelthiiringen

RhénLinke. V.

RWE AG

Sachsisches Staatsministerium fir Wirtschaft, Arbeit und Verkehr
Schleswig-Holstein / Ministerium fiir Energiewende, Landwirtschaft, Umwelt und lindliche Rdume
Solar-Biirger-Genossenschaft eG

Stadt Betzenstein

Stadt Creufen

Stadt Heilbronn

Stadt Pegnitz

Stadt Windsbach

Stiftung OFFSHORE-WINDENERGIE

STRABAG OW EVS GmbH

Stromnetz Hamburg GmbH

Thiiringer Ministerium fiir Umwelt, Energie und Naturschutz
thyssenkrupp AG

Trianel GmbH

Unser Revier - Unsere Zukunft - An Ruhr und Erfte. V.

Vattenfall Europe Generation AG

VDMA Power Systems

WEPROG GmbH
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Wind Energy Network e. V.

Windenergie-Agentur WABe. V.

Wirtschaftsférderungsgesellschaft Nordfriesland mbh/EE.SH

Wirtschaftsverband Windkraftwerke e. V.

Wirtschaftsvereinigung Stahl

WWEF Deutschland

Younicos AG

Dartber hinaus gingen 947 Einwendungen von Privatpersonen zum Entwurf des Szenariorahmens ein.

Dabei wurden die (eingescannten) Stellungnahmen erstmalig unverziiglich nach deren Auswertung geméaf
dem im Begleitdokument zur Konsultation angekiindigten Grundsatz auf der Internetseite
www.netzausbau.de veroffentlicht: Stellungnahmen von Behorden, wenn einer Veroffentlichung nicht
ausdriicklich widersprochen wurde; die tibrigen Stellungnahmen, wenn einer vollstindigen Veroffentlichung
ausdriicklich zugestimmt wurde.


www.netzausbau.de
http:mbh/EE.SH
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2. Zusammenfassung der Stellungnahmen

Die Bundesnetzagentur ist auch dieses Jahr mit konkreten Fragen an die Konsultationsteilnehmer
herantreten, die aus Sicht der Bundesnetzagentur mafigebliche Bedeutung fiir die Genehmigung des von den
Ubertragungsnetzbetreibern vorgelegten Entwurfs des Szenariorahmens 2017-2030 und die darauf
aufbauenden weiteren Prozessschritte der Netzentwicklungs- und Bundesbedarfsplanung hatten.

Nachfolgend werden sowohl die Stellungnahmen, die sich ausschliefflich mit den Fragen und Themen des
Begleitdokuments beschiftigen, als auch dariiber hinausgehende Konsultationsbeitrige zusammenfassend
dargestellt.

Dabei werden nur die Stellungnahmen wiedergegeben, die sich ausreichend konkret auf den

Verfahrensgegenstand des Szenariorahmens beziehen.

Die Schliisselbegriffe der einzelnen Stellungnahmen sind fiir eine bessere Ubersichtlich- und Lesbarkeit fett
gekennzeichnet.

2.1 Anmerkungen zu den Szenarien

2.1.1 Methodik des Szenariorahmens

Einige Konsultationsteilnehmer begriifien ausdriicklich, dass die Bundesnetzagentur zum Entwurf der
Ubertragungsnetzbetreiber ein gesondertes Begleitdokument zur Konsultation des Szenariorahmens 2017
2030 veroffentlicht hat. Dies erleichtere den Uberblick iiber die wesentlichen Grundaussagen des
Szenariorahmens und ermogliche so einen besseren Zugang zur Thematik. Allerdings werde die Moglichkeit
zur Stellungnahme dadurch erschwert, dass die Bundesnetzagentur die Konsultation und den Entwurf der
Ubertragungsnetzbetreiber lediglich auf ihrer Internetseite zur Verfiigung stellt, ohne in regionalen oder
iiberregionalen Tageszeitungen Hinweise auf das laufende Anhoérungsverfahren zu geben.

Sehr viele Konsultationsteilnehmer tragen vor, dass auch ein Szenario vorgestellt werden sollte, bei dem der
Stromnetzausbau so gering wie méglich ausfillt. Nach wie vor sei keine Anderung der bisherigen Strategie
ersichtlich. Die bisherige Erzeugungsstrategie setze weiter auf zentrale Erzeugung regenerativer Energien (v.a.
die angenommene starke Zunahme der Offshore-Windkraft) und der dann im Netzentwicklungsplan
resultierenden Notwendigkeit des Nord-Siid-Ausbaues von langen Stromtrassen. Eine Strategieinderung zur
dezentralen Erzeugung (z. B. zelluldrer Ansatz des VDE) und damit eine Abnahme der Notwendigkeit von
Trassenneubauten sei nicht ersichtlich. Dies sei insbesondere unter dem Aspekt nicht nachvollziehbar, dass in
Stiddeutschland erhebliche Flachen fiir Windkraftanlagen und Photovoltaikanlagen geeignet sind. In diesem
Zusammenhang missten die Ergebnisse des Bayerischen Energiedialogs bertiicksichtigt werden: Die
konsequente Forderung und Nutzung von dezentraler Sonnen- und Windenergie, Biogasanlagen und
Blockheizkraftwerken unter Zuschaltung von schnell regulierbaren Gaskraftwerken (mit dem Gaskraftwerk
Irsching stehe in Bayern eines der weltweit modernsten Gaskraftwerke), Speicherung von Stromiiberschiissen
und die vollstindige Ausschopfung der Energieeffizienzpotenziale.

Dieser Ansicht widersprechen einige Konsultationsteilnehmer. Fiir sie besteht der Eindruck, der
Szenariorahmen 2017-2030 sei bewusst auf einen zu geringen Ausbau des Stromnetzes ausgelegt worden.
Dies wiirde sich nicht nur auf die Anlagenabregelung, sondern auch auf eine unerwiinschte Steigerung der
Redispatchkosten auswirken.
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Wenige Konsultationsteilnehmer bedauern, dass flir den Szenariorahmen 2017-2030 nur noch vier Szenarien
von den Ubertragungsnetzbetreibern vorgestellt worden sind und nicht mehr sechs Szenarien wie bei dem
Szenariorahmen 2025. Auch wenn gesetzlich nur vier Szenarien vorgeschrieben sind, wire es sinnvoll
gewesen, wie beim Szenariorahmen 2025 zwei weitere Szenarien darzustellen.

Demgegentiber begriifien viele Konsultationsteilnehmer die Riickkehr zur Szenarienausgestaltung von 3+1
und den neuen zweijahrigen Turnus. Hierdurch wiirde der Szenariorahmen tiberschaubarer und zugleich
verstindlicher. Auch die Anlage der Szenarien erscheint aus der Sicht einiger Konsultationsteilnehmer
pragmatisch: Am unteren Ende ein konservativer Entwicklungspfad, dartiber ein Szenario mit
ambitionierterer Transformationsgeschwindigkeit und am oberen Rand ein Best-Case-Szenario. Mit dieser
Ausrichtung unterschiedlicher Innovations- und Transformationsgrade werde ein konsistenter
Szenariotrichter aufgespannt, der eine grofie Bandbreite moglicher Entwicklungen bei der Umsetzung der
Energiewende abdecke. Flexiblere Planungshorizonte wiirden dariiber hinaus einen direkten Abgleich mit der
europiischen Netzplanung gewihrleisten.

Nach der Meinung eines Konsultationsteilnehmers bedarf es in jedem Fall eines ambitionierten Szenarios,
das die Entwicklungsperspektiven moglichst breit abbildet und einen erheblich ambitionierteren Ausbaupfad
der Erneuerbaren Energien einrechnet. Auch wenn vor dem Hintergrund der Kosten und der Akzeptanz ein
ausgewogener und nicht tiberdimensionierter Netzausbau notwendig sei, sollte der Netzbedarf nicht derart
kleingerechnet werden, dass mit Verweis auf niedrig kalkulierte Netzkapazititen eine Absenkung der
Ausbaupfade und Ausbauvolumina fiir Erneuerbare Energien begriindet werden kénne. Die Notwendigkeit
eines breit aufgestellten Szenarios ergebe sich bereits aus dem Umstand, dass der bisherige Ausbau der
Erneuerbaren Energien regelméfig tiber den Prognosen der Bundesregierung gelegen hat. Wie im Workshop
in Wiirzburg bereits diskutiert, sollte ein solches Szenario mit ambitionierterem Erneuerbare Energien Ausbau
nach einer parabelférmigen Funktion erstellt werden, da die ersten Erfolge im Erneuerbare Energien Ausbau
schnell zu erzielen seien, die letzten Prozente dagegen nur mit sehr groRem Aufwand.

Ein Konsultationsteilnehmer kritisiert den neuen zeitlichen Betrachtungshorizont von 14 bzw. 19 Jahren zur
Vereinheitlichung der Zieljahre des Netzentwicklungsplans mit den Szenarien des ,Ten Year Network
Development Plan“. Diese Neuerung steigere zwar die Vergleichbarkeit zwischen nationalen und
europiischen Netzausbauplidnen, sie bringe aber vor allem Nachteile mit sich. Konnten die Inputparameter
der vorangegangenen Szenariorahmen gut miteinander verglichen werden, erschwere der Sprung auf das
Zieljahr 2030 die Vergleichbarkeit der Ausgestaltung der Kurzfristszenarien mit denen der vorangegangenen
Netzentwicklungsplidne. Die Prognosegiite sinke mit zunehmendem Zeithorizont. Ein Szenario, das zehn Jahre
in die Zukunft blickt, sei weniger unsicher als ein Szenario mit einem Betrachtungshorizont von 14 Jahren.
Die Fortschreibung von Szenario B auf das Jahr 2035 stelle kein Langfristszenario dar, das zu einer
Nachhaltigkeitsprifung der identifizierten Netzausbaumafinahmen herangezogen werden kénne. Die Kurz-
und Langfristszenarien ligen einerseits zu nah aneinander, anderseits wire ein Blick in das Jahr 2040
wesentlich spannender als der nach 2035.

Mehrere Konsultationsteilnehmer empfahlen, den Betrachtungshorizont fiir das langfristige Szenario auf das
Jahr 2050 auszuweiten.

Ein Konsultationsteilnehmer begriifdt grundsatzlich, dass im neuen Szenariorahmen 2017-2030 erstmalig als
Randbedingung aufgenommen werde, die Klimaziele der Bundesregierung einzuhalten. Mehrere
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Konsultationsteilnehmer hingegen sind der Ansicht, dass die Ergebnisse der Klimakonferenz in Paris keine
Bertiicksichtigung in den Szenariorahmen gefunden hitten.

Ein Konsultationsteilnehmer kritisiert, dass auch dieser Szenariorahmen durch einen politischen Rahmen
von heute beschrinkt wird. Die aktuellen Fortschritte bei der Energieeffizienz, in der Forschung bei
Steuerungstechnologie, in der Speicherforschung, in der Gleichstromtechnologie und bei Verkniipfung der

Hoéchst-, Mittel- und Niederspannungsnetze wiirden nicht oder nur unzureichend in Betracht gezogen.

Ein Konsultationsteilnehmer kritisiert die von den Ubertragungsnetzbetreibern verwendeten Wetterjahre.
Die Analyse des Szenariorahmens gehe von dem Jahr 2012 als einem durchschnittlichen Wetterjahr aus. Der
Netzausbaubedarf misse allerdings auch auf Einspeisesituation und Transportbedarfe bei (zum Teil
mehrwochigen) Extremwetterereignissen ausgelegt werden. Auf derartige Ereignisse miisse der
Kraftwerkspark zukiinftig ausgelegt werden, wenn ausreichend gesicherte Leistung iiber Reservekraftwerke
(Kapazitatsreserve), iiber einen dezentralen Leistungsmarkt im Inland oder Giber ausreichende dem Inland zur
Verfiigung stehende Kapazitit im Ausland bereitgestellt werden solle. Inwieweit diese Situation im aktuellen
Szenariorahmen bzw. spater im Netzentwicklungsplan 2017-2030 selbst berticksichtigt wiirde, sei nicht
erkennbar.

Sehr viele Konsultationsteilnehmer begriiffen, dass der aktuelle Entwurf des Szenariorahmens fiir die
Netzentwicklungspldne Strom 2017-2030 wesentlich ausfiihrlicher ist als die Szenariorahmen der
Vorgingerjahre. Dies betreffe insbesondere die Einbeziehung zusitzlicher Inputparameter und deren
Variation. Somit sei die Nutzung von Szenarien sinnvoll, die in Hinblick auf einzelne Parameter nicht mehr
identisch sind. Wichtig sei die Darstellung der Parameterentwicklung, damit wesentliche Abweichungen der
Szenarien von der sich einstellenden realen Entwicklung frithzeitig erkannt und beriicksichtigt werden
konnten. Dies konnte dazu beitragen, die zentralen Stellgrofen zu identifizieren, die No-Regret Mafinahmen
robust zu identifizieren und auf dieser Basis gegebenenfalls Priorititen zu definieren. Die dadurch erhohte
Detailgenauigkeit moglicher zukiinftigen Entwicklungen verbessere die Konsistenz der Szenarien und trage
damit zu einer steigenden Akzeptanz des Netzausbaus bei.

Demgegeniiber seien die neu eingefiihrten Berechnungsmethoden nach Dafiirhalten einiger weniger
Konsultationsteilnehmer zu detailliert. Da zu allen in den Berechnungen berticksichtigten Daten nur
Abschitzungen vorliegen, konne nicht vorhergesehen werden, wie die tatsichliche Entwicklung sein werde.
In dem Workshop in Wiirzburg sei von einem Gutachter der Ubertragungsnetzbetreiber bestitigt worden,
dass frithere Studien mit &hnlichem Detaillierungsgrad nicht auf ihre Treffsicherheit iiberpriift wurden.
Demnach werde mit dieser detaillierten Bertiicksichtigung von Einzeldaten lediglich eine Pseudogenauigkeit
erzeugt, die der tatsichlichen Entwicklung nur zuféllig entspreche. Bei einer so langfristigen Prognose wie im
Szenariorahmen 2017-2030 miisse eine Beschrinkung auf die drei bis vier gréf3ten Einflussfaktoren
erfolgen.

Die Netzentwicklungsplanung sollte nach Ansicht einiger Konsultationsteilnehmer insgesamt noch robuster
werden. Dafiir sollte auch Vorsorge fiir mehr ,unerwartete” Ereignisse getroffen werden. Gerade die
Entwicklung in Deutschland in den vergangenen 10 Jahren (z. B. Finanzkrise, Atomlaufzeitverlingerung,
kurzfristige Stilllegung Atomkraftleistung, Solarboom, faktische Aufkiindigung des Bundesbedarfsplans durch
die Bayerische Staatsregierung) zeigten, dass mit einer Reihe von unvorhersehbaren Ereignissen zu rechnen
sei. Daher sollten die Szenariorahmen zumindest auch unwahrscheinliche Entwicklungen beriicksichtigen.

Diese miissten keineswegs umgehend in den bestitigten Netzentwicklungsplan einfliefien, konnten sich aber
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bei der Bewertung der Leistungsfihigkeit des Stromnetzes beziiglich moglicher Extremsituationen als
nitzlich erweisen.

Von einem Konsultationsteilnehmer wird vorgeschlagen, von den Ubertragungsnetzbetreibern im Rahmen
des Netzentwicklungsplans 2017-2030 Aussagen dariiber zu verlangen, wie die Variation einzelner
Inputparameter den Netzausbaubedarf qualitativ beeinflussen wiirde. Dies konne im Rahmen von
Sensitivititsberechnungen erfolgen. Zum einen zeige die zeitlich bedingte Nichtberticksichtigung der
aktuellen KWK-Novelle und der anstehenden Novellierung des EEG 2016, dass jeder Szenariorahmen immer
nur auf einer Momentaufnahme der energiepolitischen Realitat beruht. Deshalb miisse zumindest qualitativ
erkennbar sein, welche Auswirkungen die immer wieder vorkommenden grundlegenden Anderungen der
energiewirtschaftlichen Ausgangslage haben. Zum anderen werde der Szenariorahmen mehr und mehr zu
einer Art ,,Referenzszenario” fiir die Energieszene Deutschlands, weil das darin enthaltene Expertenwissen nur
noch mit einem erheblichen gutachterlichen Aufwand erweitert oder gar in Frage gestellt werden kénne. Bei
der Netzentwicklungsplanung sei daher hinsichtlich der Auswirkungen der getroffenen Annahmen eine
grofltmogliche Transparenz geboten.

Demgegeniiber steht die Meinung einiger Konsultationsteilnehmer, dass durch eine Erh6hung der Anzahl
und Variation bestimmter Inputparameter zwar die Gestaltung der Szenarien optimiert, aber die Erkenntnis
iiber die Auswirkungen einzelner Inputparameter fiir den Netzausbau erschwert werde. Eine Ausweitung der
Anzahl von Sensitivititen erscheine demnach nicht sinnvoll, da sich diese in den Ergebnissen sowohl addieren
als auch subtrahieren liefRen. Eigentlich werde es immer mehr der Blick in eine Glaskugel. Wie aus der
Mathematik bekannt, konnten bereits kleine Verdnderungen an den Eingangswerten zu vollig anderen
Ergebnissen fiihren. Zur Vermeidung von Fehlinvestitionen sei es wichtiger, die wesentlichen Inputparameter
permanent zu iiberpriifen und als Ubergangstechnologie und Backup Gaskraftwerke bereit zu halten.

Ein Konsultationsteilnehmer weist darauf hin, dass der Szenariorahmen nicht die Aufgabe hat, der kiinftigen
Energiepolitik der Bundesregierung und moglichen Positionsbestimmungen der Landesregierungen der
Bundesldnder vorzugreifen. Der Szenariorahmen solle einen robusten Rahmen und eine Vorschau zum
Netzausbaubedarf liefern. Insofern sei die Betrachtung verschiedener Szenarien von Energiewendezielen
gerechtfertigt. Die Diskussion moglicher Instrumente zur Zielerreichung bleibe den entsprechenden Gremien
vorbehalten. Sie kénne nicht auf die Beratung zum Szenariorahmen verlagert werden. Der
Konsultationsteilnehmer hilt insbesondere die Annahmen zur Entwicklung der konventionellen und
erneuerbaren Erzeugungskapazititen und deren Regionalisierung fiir problematisch, zumal diese
Datengrundlage fiir die Ermittlung des Netzausbaubedarfs verwendet werde.

Einige Konsultationsteilnehmer beanstanden, dass der Entwurf des Szenariorahmens erneut von den vier
grofien Ubertragungsnetzbetreibern erstellt worden ist. Eine derartige Planung mit so grofRer
gesamtgesellschaftlicher Bedeutung diirfe nicht von den vier Ubertragungsnetzbetreibern, die ihren Aufgaben
gemaf in erster Linie nicht das Gemeinwohl, sondern eigene wirtschaftliche Ziele verfolgten, vorgenommen
werden. Es entstehe der Eindruck, dass die Ubertragungsnetzbetreiber beim Erstellen des Szenariorahmens
2017-2030 keine objektive Einschitzung der Stromgewinnung und des Stromtransports erarbeiteten, sondern
versuchen, die Bediirfnisse der Zukunft so auszulegen, dass fiir sie der grofitmogliche Gewinn (bei einer
garantierten Eigenkapitalrendite von iber 9 %) herauskommt, also der Bau von méglichst vielen und grofd
angelegten Leitungen tiber moglichst grofie Entfernungen. Die Planung des Szenariorahmens miisse
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vielmehr von neutraler Stelle erfolgen, um das Gemeinwohl und die Interessen der Biirger zu
berticksichtigen.

Einige Konsultationsteilnehmer fordern eine stirkere Beteiligung der Verteilnetzbetreiber bei der Erstellung
des Szenariorahmens. In den Verteilnetzen werde sowohl technisch als auch wirtschaftlich der Grofsteil des
Netzausbaus zur Umsetzung der Energiewende stattfinden miissen. Den Ausbaubedarf eines Verteilnetzes zu
bestimmen, sei Aufgabe des jeweiligen Verteilnetzbetreibers. Der Szenariorahmen solle dafiir regionalisierte
Versorgungsszenarien anbieten. Voraussetzung dafiir sei ein entsprechender Datenaustausch zwischen
Verteilnetz- und Ubertragungsnetzbetreibern. Im November 2015 wurden die Verteilnetzbetreiber von den
Ubertragungsnetzbetreibern zu Einschitzungen der Entwicklung von Lasten, Erzeugung und zum Thema
Spitzenkappung befragt. Trotz fristgerechter Beantwortung einiger Verteilnetzbetreiber fiihrte die
Kurzfristigkeit der Abfrage dazu, dass die Antworten mangels Riickmeldungen nicht im vorliegenden Entwurf
des Szenariorahmens berticksichtigt werden konnten. Die vollstindige Auswertung der
Ubertragungsnetzbetreiber sollte neben den Erkenntnissen aus dem Konsultationsprozess in die finale
Anpassung des Szenariorahmens 2017-2030 einfliefRen. Zukiinftig sei von den Ubertragungsnetzbetreibern
eine angemessenere Bearbeitungszeit einzuplanen, um die Ergebnisse bereits bei der Erstellung des
Szenariorahmens beriicksichtigen zu kénnen.

Da der Szenariorahmen die Grundlage fiir den nichsten Netzentwicklungsplan ist und schliefdlich den
Bundesbedarfsplan darstellt, miisse er nach Ansicht eines Konsultationsteilnehmers auch fiir die
verantwortlichen Politiker nachvollziehbar sein. Dazu sollten die Folgen, die die Entscheidung fiir das
jeweilige Szenario nach sich zieht, benannt werden. Es sollte, ahnlich wie beim Bau einer privaten
Gartenbhiitte, eine Okobilanz fiir jedes Szenario erstellt werden miissen. Dazu gehére das Ausmaf der CO,
Produktion, die Energiemenge, die erforderlich ist, um die notwendigen Anlagen zu bauen und zu warten,
sowie die Umweltbelastung in den jeweiligen Szenarien. Weiterhin sollten die voraussichtlichen
o6konomischen Folgen fiir Steuerzahler und Netzkunden berechnet werden.

Gemaif} eines weiteren Konsultationsteilnehmers sollte man bei der Ausarbeitung der einzelnen Szenarien
folgende Fakten zwingend beriicksichtigen: Ausstieg aus der Atomenergie, Endlichkeit der fossilen
Brennstoffe, Gewihrleistung der Versorgungssicherheit, Berticksichtigung des Klimaabkommens von Paris
(Begrenzung der globalen Erwarmung auf moglichst 1,5 °C), Verantwortlichkeit der Kohleverstromung fiir
C02-Emissionen, Ziel der 100%igen Versorgung durch Erneuerbare Energien sowie Speicher- und
Effizienztechnologien.

Mehrere Konsultationsteilnehmer fordern eine Berticksichtigung des zukiinftigen Ausschreibungsregimes
der Erneuerbaren Energien. Wie die Bundesnetzagentur bereits im Begleitdokument feststelle, sei der
Szenariorahmen zwingend an die aktuelle KWK-Novellierung und die jilngsten Uberlegungen zur
Novellierung des EEG 2016 anzupassen.

Ein Konsultationsteilnehmer wiirde begriifen, wenn die Ubertragungsnetzbetreiber Anderungen zum
vorangegangenen Szenariorahmen sichtbar darstellen. Dies wiirde den Uberblick wesentlich erleichtern.
Ferner hitte es der Konsultationsteilnehmer begriifit, wenn der Umfang und damit die Seitenzahlen der
kiinftigen Plidne (ohne Anhang) auf einen Hochstumfang begrenzt worden wiren. Dies wiirde die
Handhabbarkeit und die Akzeptanz der Szenariorahmen und der darauf aufbauenden Netzentwicklungspliane
in der Offentlichkeit wesentlich erhéhen.
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2.1.2 Szenario A 2030

Gemaif einem Konsultationsteilnehmer scheint in Szenario A 2030 der Anteil der Erneuerbaren Energien zu
gering zu sein, da hier von vergleichsweise geringen qualitativen Anderungen bei der Stromanwendung
ausgegangen wird und der entsprechend angesetzte Stromverbrauch zu gering erscheint.

Ein weiterer Konsultationsteilnehmer kritisiert, dass in Szenario A 2030 keine Anderung der gegenwiirtigen
technischen Konfigurationen der Erzeugungsanlagen angenommen wird, was auch fiir das wenig
optimistische Szenario A 2030 eine recht pessimistische Annahme darstelle. Dies konnte zu einer deutlichen

Uberschitzung des Netzausbaubedarfs fithren.

Ein Konsultationsteilnehmer lehnt das Szenario A 2030 insgesamt ab. Die Bundesregierung habe sich
verpflichtet, gewisse Klimaschutzziele zu erreichen, u. a. Strom und C02-trichtige Energietriger einzusparen.
Von daher sollten Braun- und Steinkohlekraftwerke in einem zukunftsorientierten Energiekonzept keine
Rolle mehr spielen.

Ein Szenario, in dem die nationalen Klimaschutzziele nicht erreicht werden, ist nach Ansicht eines
Konsultationsteilnehmers nicht notwendig. Szenario A 2030 bilde dies bereits ab, da darin keine

ambitionierten Klimaschutzelemente umgesetzt wiirden und auch die Sektorenkopplung weitgehend fehle.

2.1.3 Szenario B 2030

Gemif einem Konsultationsteilnehmer ist im Szenario B 2030 der Anteil der Erneuerbaren Energien zu
gering, da hier von vergleichsweise geringen qualitativen Anderungen bei der Stromanwendung ausgegangen
wird und der entsprechend angesetzte Stromverbrauch zu gering erscheint.

Ein Konsultationsteilnehmer beanstandet, dass sich das Szenario B 2030 nicht am EEG 2014 und seinen
Ausbaukorridoren orientiert. Dies sei falsch und kénne die Energiewende behindern. Hier sei eine
landesscharfe Analyse sinnvoll und eine deutliche Anhebung des Erneuerbare Energien Ausbaukorridors

erforderlich.

Nach der Meinung eines Konsultationsteilnehmers ist im Szenario B 2030 der Zubau von Gaskraftwerken
deutlich zu hoch, denn die Marktbedingungen erlaubten auf absehbare Zeit nahezu keine weiteren
Investitionen in Kraftwerksneubauten. Explizite Kapazititsmechanismen wiirden im Netzentwicklungsplan
ausgeschlossen. Vollig offen sei in Szenario B 2030 auch, wie die benotigte Spitzenlast von 85 GW bei einem
hohen Anteil an Erneuerbaren Energien gedeckt werden kann. Gerade bei neuen Gaskraftwerken wiren
extrem hohe und hiufige Preisspitzen erforderlich. Diese miissten fiir die Politik nicht nur akzeptabel,
sondern fiir Investoren auch prognostizierbar sein. Fiir beide Voraussetzungen fehlten derzeit noch wichtige
gesetzliche Grundlagen (Strommarktgesetz, Klimaschutzplan, etc.).

Ein Konsultationsteilnehmer findet es bedauerlich, dass die Weiterentwicklung von Speichertechnologien
und die Verkniipfung Strom- und Gasnetz im Szenario B 2030 nicht weiter beachtet wurde. Das Szenario

B 2030 beriicksichtige zwar einen verstirkten Ausbau von Erneuerbare Energien Anlagen und die
zunehmende Nutzung der Elektromobilitit sowie eine weitere Effizienzsteigerung bei bestehenden
Stromanwendungen. Auch setze man verstirkt auf Klimaschutz nach europdischen Richtlinien. Alte Anlagen
koénnten umgertstet bzw. durch flexiblere Anlagen ersetzt werden. Dadurch wiirden aber leider auch
Kohlekraftwerke weiterbetrieben.
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Ein Konsultationsteilnehmer fordert, mindestens ein Szenario mit einem deutlich steigenden Strombedarf
zu rechnen und im Szenario B 2030 zumindest einen konstanten Strombedarf anzusetzen. Dies sei vor dem
Hintergrund einer schneller werdenden Sektorenkopplung in Kombination mit einer verdnderten

Bevolkerungsentwicklung und steigenden Wirtschaftswachstumseffekten am wahrscheinlichsten.

2.1.4 Szenario C 2030

Dass sich der Szenariorahmen im Szenario B 2030 nicht am EEG 2014 und seinen Ausbaukorridoren
orientiert, ist aus der Sicht eines Konsultationsteilnehmers falsch und kénnte die Energiewende behindern.
Hier sei eine landesscharfe Analyse sinnvoll und eine deutliche Anhebung des Erneuerbare Energien
Ausbaukorridors sei zumindest im Szenario C 2030 erforderlich.

Der Anteil von 56 % Erneuerbare Energien am Bruttostromverbrauch in Szenario C 2030 erscheint nach
Meinung eines Konsultationsteilnehmers angemessen. Im Gegensatz zu den Szenarien A 2030 und B 2030
habe eine beschleunigte Energiewende hin zu einem klimafreundlichen, smarten und flexiblen
Stromverbrauch unter starker Nutzung vielfiltiger neuer Anwendungen wie zum Beispiel Warmepumpen,
Elektromobilitdt im Nutzfahrzeugbereich und dem o6ffentlichen Nahverkehr, Speicherheizungen sowie
Power-to-Gas Beriicksichtigung gefunden.

Der vorgeschlagene 56 % Erneuerbare Energien Anteil am Bruttostromverbrauch fiir das Szenario C 2030 ist
nach Ansicht eines anderen Konsultationsteilnehmers gemessen am Zielkorridor der EEG-Novelle 2014 von
47,5 bis 52,5 % zu hoch.

Nach Meinung eines weiteren Konsultationsteilnehmers ist es zwar nachvollziehbar, dass das Szenario C 2030
eine beschleunigte Energiewende darstellt. Allerdings sollte dabei nicht vergessen werden, dass der Ausbau
von Speichern, Power-to-Gas und E-Mobilitit zwar den Stromverbrauch, aber nicht notwendigerweise den
Ubertragungsbedarf erhéht. Bei einem Vorrang von dezentraler Produktion und Speicherung kénnte der
Ubertragungsbedarf im Szenario C 2030 sogar geringer sein.

Ein Konsultationsteilnehmer hilt es fiir unwahrscheinlich, dass die Betriebsdauer von
Braunkohlekraftwerken bei einer - wie im Szenario C 2030 - angenommenen beschleunigten Energiewende
um fiinf Jahre im Vergleich zum mittleren Szenario B 2030 abnimmt. Der Ausbau der Erneuerbaren Energien
in den vergangenen Jahren habe faktisch zu keiner technisch-wirtschaftlichen Verkiirzung der Betriebsdauern
von Braunkohlekraftwerken gefiihrt. Im aktuellen Kraftwerkspark seien rund ein Drittel der
Braunkohlekraftwerke seit 40 und mehr Jahren in Betrieb. Vor dem Hintergrund sei ebenfalls im Szenario C
2030 aller Wahrscheinlichkeit nach von einer langeren technisch-wirtschaftlichen Betriebsdauer bei
Braunkohlekraftwerken von mindestens 45 Jahren auszugehen.

Ein Konsultationsteilnehmer begriifit, dass Szenario C 2030 zwar eine beschleunigte Energiewende unter
optimalen Bedingungen beschreibt und die klimapolitischen Ziele durch Strom aus Erneuerbaren Energien
erreicht werden wiirden. Aber auch hier - wie in den Szenarien A 2030 und B 2030 - gehe der Szenariorahmen
2017-2030 leider weiterhin von einer zentralistisch orientierten Energiepolitik aus.

Ein Konsultationsteilnehmer hebt positiv hervor, dass im Szenario C 2030 - das den aktuell oberen Rand des
Erneuerbaren Energien Ausbaukorridors abbildet - die intensive Nutzung neuer Technologien und die
Verschrinkung des Stromsektors mit Warme und Verkehr beschrieben wird, inklusive verbrauchsnaher PV-

Anlagen und dezentraler Kleinspeicher. Dieser Ansatz gehe in die richtige Richtung, sollte aber zukiinftig noch
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weiter ausgebaut werden. So liege der Nettostromverbrauch (exkl. Verteilnetzbetreiber-Netzverluste) fir das
Jahr 2030 zwischen 490 TWh (Szenario B 2030) und 523 TWh (Szenario C 2030). Die Annahme fiir den
Nettostromverbrauch im Szenario C 2030, das das ,ambitionierte“ Szenario darstellt (Sektorenkopplung spielt
hier eine grofRere Rolle als in den anderen Szenarien), entspreche exakt dem Wert von 523 TWh, die im
Referenzszenario 2013 zugrunde gelegt worden sind. Fiir das ambitionierte Szenario C 2030 sei dieser Wert -
trotz der Einbeziehung von Beitragen zur Verminderung der Hochstlast (hier: Steuerung des Verhaltens von
Wirmepumpen und Elektrofahrzeugen am Netz) - angesichts der Potenziale der Elektrifizierung in einer
relativ niedrigen Bandbreite gewihlt.

Ein Konsultationsteilnehmer ist nicht damit einverstanden, dass das Szenario C 2030 von den
Ubertragungsnetzbetreibern als das Szenario mit der ,,schnellsten“ Energiewende bezeichnet wird, obwohl in
Szenario B 2035 mehr Strom aus Erneuerbaren Energien erzeugt werde. Das Szenario C 2030 sei also nicht
»optimal®.

Auch wenn Szenario C 2030 bereits einen Entwicklungspfad beschreibt, der eine beschleunigte Energiewende
zu bertcksichtigen scheine, wiirden nach Ansicht eines Konsultationsteilnehmers erst politische
Rahmenbedingungen den Weg ebnen kénnen. Dabei sei heute bereits absehbar, dass sich ein zukunftsfihiges
Energiesystem nur mit Speicher- und Effizienztechnologien umsetzen lisst. Obwohl die Investitionsanreize
fiir PV-Anlagen bereits stark reduziert wurden und die Einspeisevergiitungen fiir Windenergie ebenfalls
sinken, sei ein deutlicher Anstieg der Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien zu verzeichnen. Dies misse
in Szenario C 2030 abgebildet werden. Diese Entwicklung diirfe nicht durch kurzfristig lukrativere
Investitionen in den fossilen Energiemarkt (z.B. zurzeit 01, Kohle) konterkariert werden. Wihrend
argumentativ immer wieder auf steigende EEG-Beitrage hingewiesen werde, verschweige man geflissentlich
den Subventionsumfang fiir fossile Kraftwerke. Eine transparente Kostengegeniiberstellung unter
Einbeziehung aller preistreibenden Faktoren habe im Szenariorahmen noch nicht stattgefunden.

Vor dem Hintergrund des derzeit bestehenden Rechtsrahmens ist die Ausbaumenge von 15 GW Wind
Offshore fiir einen Konsultationsteilnehmer grundsatzlich nachvollziehbar. Jedoch seien mdgliche
Anpassungen dieses Rechtsrahmens nicht ausgeschlossen. In Anbetracht dessen, dass der Szenariorahmen C
2030 innerhalb der Szenarien den oberen Rand abbildet, sollte in der Genehmigung erwdhnt werden, dass die
getroffene Annahme fiir Szenario C 2030 im Bereich Offshore méglichen Anderungen vorbehalten ist.

2.1.5 Szenario B 2035

Ein Konsultationsteilnehmer fordert, das Szenario B 2035 mit einem konstanten Strombedarf anzusetzen.
Dies ist vor dem Hintergrund einer schneller werdenden Sektorenkopplung in Kombination mit einer
verdnderten Bevolkerungsentwicklung und steigenden Wirtschaftswachstumseffekten am
wahrscheinlichsten.

Da der oberste Zielwert fiir den Anteil der Erneuerbaren Energien am Bruttostromverbrauch im Jahr 2035
bei 60 % liegt, ist Szenario B 2035 nach Ansicht eines Konsultationsteilnehmers entsprechend nach unten zu
korrigieren. Dieser Wert seiin § 1 Abs. 2 S. 2 Nr. 2 EEG 2014 niedergelegt und daher fiir die
Ubertragungsnetzbetreiber bindend. Offen bleibe natiirlich, ob der Zielkorridor im Zusammenhang mit der
Reform der Okostromférderung kiinftig angehoben werden miisse.
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2.2 Konventionelle Erzeugung

2.2.1 Allgemeines

Viele Konsultationsteilnehmer kritisieren die pauschalen Annahmen beziiglich der technisch-
wirtschaftlichen Betriebsdauer bei der Ermittlung des konventionellen Kraftwerkparks. Dies entspriche
nicht der Realitit des Energiemarktes. So sei es nicht nachvollziehbar, warum die Betriebsdauern mit 50 bzw.
45 Jahren festgelegt worden sind. Die Betriebsdauer der auf diesem Markt agierenden Kraftwerksblocke wiirde
primér von deren Wirtschaftlichkeit abhéngen. Weiterhin wiirde auch bei notwendigen Reinvestitionen die
prognostizierte Wirtschaftlichkeit berticksichtigt und nicht die Abhédngigkeit von einem bestimmten
Brennstoff. Es konnten also fiir die Modellierung des Bedarfs zum Prognosezeitpunkt eines
Netzentwicklungsplans einzelne Kraftwerke als produzierend angenommen werden, die aus wirtschaftlichen
Griinden schon vom Netz gegangen sein konnten. Insofern sei es sinnvoll, zusatzliche Kriterien der
Wirtschaftlichkeit von konventionellen Kraftwerken einzufiihren, die eine frithere Abschaltung begriinden
konnten. Besser geeignet sei eine blockscharfe Wirtschaftlichkeitsbetrachtung, wie sie z. B. von den
Ubertragungsnetzbetreibern fiir den Entwurf des Szenariorahmens durchgefiihrt, jedoch nicht veréffentlich
wurde. Weiterhin sollte schon deshalb eine wirtschaftliche Betrachtung einer pauschalen Annahme
vorgezogen werden, da bei Anwendung der wirtschaftlichen Systematik abgeschriebene Anlagen nicht
kiinstlich am Markt gehalten wiirden. Diese wegfallenden Altanlagen bedeuteten dann keine Konkurrenz
mehr flir moderne und umweltschonende Neuanlagen, womit sich die Investitionssituation auf dem

konventionellen Markt wieder verbessern wirde.

Es wird vereinzelt moniert, dass die im Entwurf des Szenariorahmens der Ubertragungsnetzbetreiber
angefiihrte Wirtschaftlichkeitsbetrachtung nicht ausfiihrlich dargestellt wurde. Es werde lediglich
angefiihrt, dass eine solche Betrachtung kaum Abweichungen zur pauschalen Methodik der technisch-
wirtschaftlichen Betriebsdauer zeige. Dabei sei nur gepriift worden, ob es zu wirtschaftlich bedingten
Stilllegungen vor Erreichen der angesetzten technisch-wirtschaftlichen Betriebsdauer komme. Vielmehr sei
eine Analyse der Wirtschaftlichkeit ohne eine Beschrinkung der Lebensdauer durchzufiihren. Dieses Ergebnis

sollte dann zumindest in einem Szenario abgebildet werden.

In einigen Beitrigen wird darauf hingewiesen, dass Kuppelgaskraftwerke, insbesondere der Stahlindustrie,
nicht einer pauschalen technisch-wirtschaftlichen Betriebsdauer unterliegen sollten. Die
Kuppelgasverstromung sei unmittelbar und untrennbar mit der Stahlproduktion verbunden. Die bei der
Stahlerzeugung anfallenden Kuppelgasmengen diirften aus immissionsrechtlichen Griinden nicht abgefackelt
werden. Deshalb hitten Stahlproduzenten eine Verwertungsaufgabe und zwar unabhingig von ihrer
Wirtschaftlichkeit. Somit hinge die technisch-wirtschaftliche Betriebsdauer von Kuppelgaskraftwerken vor
allem an den politischen Rahmenbedingungen fiir die Rohstahlerzeugung in Deutschland. Solange diese
Rahmenbedingungen ein internationales Level-Playing-Field des Wettbewerbs ermoglichten, werde in
Deutschland Stahl produziert und damit Kuppelgaskraftwerke betrieben. Daher sollten Kuppelgaskraftwerke
mit einer unbeschrinkten Lebensdauer angenommen werden oder aber nach Ablauf ihrer Betriebsdauer ein
baugleicher Ersatz angenommen werden. In diesem Zusammenhang sollte die Kraftwerksliste um die
Kategorie Kuppelgaskraftwerke erginzt werden.

In einem Beitrag wird darauf hingewiesen, dass sich die Fahrweise vieler konventioneller Kraftwerke durch
den Ausbau der Erneuerbaren Energien gedndert hat. Liefen viele konventionelle Anlagen damals und auch
heute noch im Dauerbetrieb, misste in Zukunft davon ausgegangen werden, dass konventionelle Kraftwerke
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immer Ofter ,einspringen” miissen, wenn keine Erneuerbare Energien Produktion méglich sei. Dieses hdufige
An-und Abfahren der Anlagen fithre zu einem erhohten Verschleif}, der sich auf die technisch-wirtschaftliche
Betriebsdauer negativ auswirken miisse.

In einigen Beitrdgen wird angeregt, dass die Wahl der technisch-wirtschaftlichen Betriebsdauer vom Ziel der
Energiewende (Dekarbonisierung des Stromsektors bis 2050) gedacht werden sollte. Es sei nicht akzeptabel,
dass in keinem der Szenarien das klima- und energiepolitisch notwendige sukzessive Auslaufen der
Kohleverstromung in Deutschland im Einklang mit den klima- und energiepolitischen Zielen abgebildet wird.
Dazu miisse spitestens bis 2035 ein Ausstieg aus der Braun- und Steinkohleverstromung erfolgt sein. Es sei
daher eine Mindestvoraussetzung, dass in den Szenarien B 2030 und C 2030 kein Neubau von Braun- und
Steinkohlekapazititen angenommen wird. In diesem Zusammenhang sollten die angenommenen

Betriebsdauern fiir Kohlekraftwerke stark reduziert und jene fiir Gaskraftwerke erh6ht werden.

Durch den weiteren Ausbau der Erneuerbaren Energien wiirden sich die Erlose der konventionellen
Erzeugung weiter reduzieren. Deshalb sei eine marktunabhingige, starre Annahme von festen
Betriebsdauern von 35-50 Jahren nicht zielfiihrend. Die von den Ubertragungsnetzbetreibern festgelegten
Betriebsdauern seien aus rein technischer Perspektive zwar sinnvoll gewihlt. Fiir Braunkohle- oder
Steinkohlekraftwerke wiirden sich jedoch bei fehlender Rentabilitit Moglichkeiten ergeben, geordnet aus
dem Markt auszuscheiden (z. B. Kapazitits- und Klimareserve, Kohleausstiegsplan). Daher sollte die angesetzte
Betriebsdauer von der Wirtschaftlichkeit der Erzeuger abhingig sein. Die Wahrscheinlichkeit einer
vorzeitigen Stilllegung sollte dabei in den letzten zehn Jahren der Betriebsdauer sukzessive steigen. Dies
kénne z. B. mit einer Anpassung des von den Ubertragungsnetzbetreibern vorgeschlagenen
Grenzdeckungsbeitrags erfolgen, der mit dem Alter des Kraftwerkes im Modell zu erh6hen sei.

In einem anderen Beitrag wird mit einem Verweis auf die schwierige wirtschaftliche Lage der konventionellen
Erzeuger angeregt, die technisch-wirtschaftliche Betriebsdauer von Braun- und Steinkohlekraftwerken
sowie Erdgas- und Mineral6lerzeugungsanlagen auf maximal 40 Jahre zu beschrinken.

In einem weiteren Beitrag wird vorgeschlagen, die gewihlte Betriebsdauer der konventionellen Kraftwerke
endogen von wirtschaftlichen und regulatorischen Bedingungen abhingig zu machen. Dabei sollten
besonders die Klimaschutzziele der Bundesregierung mafigeblich sein.

In einem Beitrag wird dargelegt, dass jede Prognose zur Ermittlung des konventionellen Kraftwerkparks nur
dann von Wert ist, wenn stabile oder zumindest voraussehbare politische Rahmenbedingungen bis zum
Prognosejahr existieren. Davon sei jedoch in Anbetracht der letzten vielfaltigen Gesetzgebung im
Energiebereich nicht auszugehen. Deshalb seien die getroffenen Prognosen im Szenariorahmen - unabhingig
von der Methodik - unzuverlissig.

In einigen Stellungnahmen wird der Ansatz zur vorgeschlagenen pauschalen technisch-wirtschaftlichen
Betriebsdauer begriifit. Dieser bildet die voraussichtlichen Rahmenbedingungen der kiinftigen
Energielandschaft sachgerecht ab. Durch die zweijdhrliche Fortschreibung der Pline bestehe hinreichende
Flexibilitit, neue Erkenntnisse und Rahmenbedingungen in der Kraftwerksliste abzubilden. Der gewihlte
Ansatz sei transparent und leicht verstindlich. Es sei nahezu unméglich, fiir jeden existierenden
Kraftwerksblock individuell zu beurteilen, ob er im Zieljahr des Szenariorahmens noch in Betrieb sei oder
nicht. Dabei wiirde auch eine von den Ubertragungsnetzbetreibern angesprochene
Wirtschaftlichkeitsbetrachtung nichts dndern, da es nicht nur betriebswirtschaftliche, sondern auch oft
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unternehmensstrategische Entscheidungen seien, die iiber den Erhalt oder den Riickbau eines Kraftwerkes
entscheiden. Es sei denkbar, dass ein Kraftwerk zusitzliche Erldse generiert, z.B. Vergiitungen durch seinen
Beitrag zur Sicherheitsbereitschaft. Der Vergleich der beiden Ansitze (Wirtschaftlichkeitsberechnung und
technisch-wirtschaftliche Betriebsdauer) zeigte laut Ubertragungsnetzbetreiber kaum signifikante
Unterschiede, weshalb das bisher durchgefiihrte Vorgehen auch beibehalten werden sollte.

In einzelnen Beitragen wird angeregt, die wirtschaftliche Situation von konventionellen Kraftwerken auf
Grund ihrer schwierigen 6konomischen Lage und der daraus resultierenden Versorgungsliicke zu verbessern.
In wenigen Beitrdgen wird dazu ein Kapazititsmechanismus besonders fiir klimafreundliche Gaskraftwerke

gefordert.

In einer Stellungnahme wird gefordert, die Kraftwerksliste detailliert mit den einzelnen Kraftwerksbetreibern
abzustimmen. Nur die Kraftwerksbetreiber hitten die notwendigen Informationen, um verlassliche
Laufzeiten anzugeben. Der von den Ubertragungsnetzbetreibern gewihlte Ansatz der technisch-
wirtschaftlichen Betriebsdauer fiir konventionelle Kraftwerke entspriche nicht dem technisch Moglichen
und wiirde nicht die Realititen in der Vergangenheit widerspiegeln. So hitten zum Beispiel die im
Rheinischen Revier vom Netz genommenen 150 MW-Kohlebldcke eine Lebensdauer von bis zu 58 Jahren und
nicht die unterstellten 40 bis 50 Jahre.

In Nordrhein-Westfalen miisse von einer installierten Kraftwerkskapazitit im Rheinischen Revier von ca. 6,5
GW Braunkohlekapazitit zu Beginn der 2030er Jahre ausgegangen werden. Nach 2030 werde die
Stromerzeugung aus Braunkohle weiter zuriickgehen. Dieser Wert berticksichtigt, dass einerseits finf
Kraftwerksblécke im Rheinischen Revier nach der Uberfiihrung in die Sicherheitsbereitschaft bis zum Jahr
2023 endgiltig stillgelegt werden und zu Beginn der 2030er Jahre das gesamte Kraftwerk Weisweiler nach der
vollstindigen Auskohlung des Tagebaus Inden den Betrieb einstellen wird. Im Gegensatz zu diesen sehr
konkret absehbaren Entwicklungen gehe der Szenariorahmen auf der Basis von praxisfremden theoretischen
Annahmen von einem Wert von 3,3 GW aus. Es lige in der Natur von Szenarienannahmen, dass prognostisch
Werte gesetzt werden, die die Einhaltung der europidischen und nationalen Klimaziele zugrunde legen. Dabei
miissten die Szenarien jedoch eine realistische Entwicklung der Markt- und Rechtslage reflektieren, um

aussagekraftig zu sein.

Ein Konsultationsteilnehmer kritisiert, dass der Hinweis der Ubertragungsnetzbetreiber, der Umfang von
Must-Run-Kapazititen sei nicht eindeutig darstellbar, zu pauschal ist und nicht iberzeugt. Es miisse ein Ziel
der Energiewende sein, diese Must-Run-Kapazitiaten zu minimieren. Weitergehende Ausfithrungen und

Differenzierungen zwischen den Szenarien seien wiinschenswert.

Ein Konsultationsteilnehmer fordert in den Annahmen des Szenariorahmens die Beriicksichtigung des
Impulspapier ,.Elf Eckpunkte fiir ein Kohlekonsenskonzept zur schrittweisen Dekarbonisierung des
Stromsektors“ der Agora Energiewende.

2.2.2 Braunkohle

Ein Konsultationsteilnehmer beanstandet eine nicht sachgerechte Darstellung der Kapazititen von
Braunkohlekraftwerken in simtlichen Szenarien. Dies konne nur geheilt werden, wenn im Rahmen der
Szenariodefinition zumindest ein Szenario vorgesehen wird, bei dem mit Annahmen zu den
Braunkohlenkraftwerken gearbeitet werde, die von der betroffenen Industrie als wahrscheinlich eingeschitzt
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werden (hohere technisch-wirtschaftliche Lebensdauer der Kraftwerke; Berticksichtigung der Genehmigung
des Tagebaus; Berticksichtigung der Ziele der Bundeslinder, in denen Braunkohletagebau stattfindet; keine
weiteren Stilllegungen tiber die Sicherheitsbereitschaft hinaus).

Zahlreiche Konsultationsteilnehmer fordern, dass in den Szenarien des Szenariorahmens 2017-2030 bereits
ein Braunkohleausstieg antizipiert werden sollte. Oft wird angefiihrt, dass nur durch einen konsequenten
Ausstieg aus der Braunkohleverstromung die nationalen Klimaschutzziele der Bundesregierung erfiillt
werden konnten. Besonders eine Reduktion der CO, Emissionen um 95 % in 2050 sei nur zu erreichen, wenn
schon frithzeitig die Braunkohleverstromung zurtickgefahren wiirde. Weiterhin seien die im Dezember 2015
formulierten Ziele der UN-Klimakonferenz nicht mit den von den Ubertragungsnetzbetreibern getroffenen
Annahmen zum Braunkohlekraftwerkspark vereinbar. Eine Reduzierung des Anstiegs der globalen
Durchschnittstemperatur sei nur méglich, wenn die Braunkohleverstromung schneller zurtickgefahren
wiirde als derzeit angedacht. Das Ergebnis der UN-Klimakonferenz sei den Ubertragungsnetzbetreibern zur
Zeit der Erstellung der Szenarien nicht bekannt gewesen und die Prognosen beziiglich der installierten
Braunkohlekapazititen daher anzupassen.

Zahlreiche Konsultationsteilnehmer argumentierten, dass die Annahme von Neubauten bei
Braunkohlekraftwerken nicht mit den Vorgaben des EnWG vereinbar ist, da es sich bei der
Braunkohleverstromung um keine erneuerbare Energiequelle handelt und eine Umweltvertréaglichkeit nicht
gegeben ist.

Einige Konsultationsteilnehmer fiihren an, die Begriindungen fiir die technisch-wirtschaftliche
Betriebsdauer der Braunkohlekraftwerke von 40 Jahren (Szenario C), 45 Jahren (Szenario B) und 50 Jahren
(Szenario A) seien nicht nachvollziehbar. Eine pauschale Prognose der Betriebsdauer sei nicht sachgerecht, da
im Energy Only Markt jeder einzelne Kraftwerksblock wirtschaftlich bestehen miisse und daher auch einzeln
zu bewerten sei. Insbesondere bei der Bewertung von Braunkohlekraftwerken miisse dartiber hinaus bedacht
werden, dass deren Betrieb an die Verfiigbarkeit des Brennstoffes Braunkohle gekoppelt ist, also an die
Existenz der Tagebaue. Die Gewinnung von Braunkohlestrom und die Wirtschaftlichkeit der
Braunkohlekraftwerke seien nur in Verbindung mit regionalen Perspektiven des zugehorigen Tagebaus zu
bewerten, der das jeweilige Braunkohlekraftwerk versorgt. Besonders bei der Braunkohle miisse von einer
pauschalen Bewertung Abstand genommen werden, da hier nicht, wie bei Steinkohle und Erdgas,
Weltmarktpreise die Grenzkosten des einzelnen Kraftwerks oder einer gesamten Technologie definierten. Die
Braunkohleverstromung sei mafigeblich vom nationalen Preis fiir Braunkohle bestimmt, die
wettbewerbsfihig und preisstabil sei. Gas- und Steinkohlenkraftwerke wiirden ohne eigene Brennstoffbasis
betrieben. Bei einer mdglichen Stilllegung seien keine wesentlichen Auswirkungen auf andere Systeme
absehbar. Anders sei die Situation bei den Braunkohlekraftwerken. Hier miisse der Verbund zwischen
Tagebauen und Kraftwerken berticksichtigt werden. Das System Braunkohle sei wirtschaftlich und robust
gegen externe Markteinfliisse, weil die Brennstoffgewinnung und die Umwandlung in Kraftwerken zu Strom
technisch integriert erfolgten.

Es wird vereinzelt angefiihrt, dass nur solche Braunkohlekraftwerke bis 2030 bzw. 2035 nicht mehr in die
Kraftwerksliste eingehen sollten, die bis dahin auch vom Kraftwerksbetreiber als stillgelegt gemeldet wurden.
Die Kraftwerksbetreiber wiissten am besten um die wirtschaftliche Situation ihrer Braunkohlekraftwerke,
weshalb deren Expertise heranzuziehen sei. Zudem verfiigten sie {iber eine unbefristete Betriebsgenehmigung,

welcher eine fiktive Stilllegung im Szenariorahmen widerspreche. Weiterhin stiinden die Annahmen im
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Szenariorahmen im deutlichen Widerspruch zu den Planungen der ,,Braunkohleldnder*, die mit grundsétzlich
langeren Laufzeiten planen. Die langfristigen energiepolitischen und landesplanerischen Entscheidungen
der Bundeslinder Nordrhein-Westfalen, Sachsen, Brandenburg und Sachsen-Anhalt zur Braunkohle seien
nicht angemessen beriicksichtigt worden. Die in Landesenergieprogrammen, Landesentwicklungs- oder
Braunkohlepldnen niedergelegten Ziele der Raumordnung und zur strukturellen Entwicklung in den
Braunkohlerevieren wiirden ignoriert. Die Triager 6ffentlicher Planung, z.B. Strafienbaubehdrden oder
Kommunen, seien aber verpflichtet, die Vorgaben der Raumordnung zu bertiicksichtigen. Es bestehe zwar
keine zwingende Wirkungslinie zwischen landesplanerischen Festlegungen der Bundesldnder und einem
Netzentwicklungsplan. Im Sinn einer unbedingt notwendigen Kooperation zwischen der Bundes- und
Landesebene sei es jedoch unverstindlich, wenn die Bundesnetzagentur bei ihren Entscheidungen die
Planungen der Lander nicht beriicksichtigt, indem die Kapazititen der Braunkohlekraftwerke zu tief angesetzt

wiurden.

In mehreren Stellungnahmen wird hingegen befiirwortet, dass die Betriebsdauer der Braunkohlekraftwerke
weiterhin nicht an die Lebensdauer der Tagebaue gekoppelt werde.

Die im Land Sachsen-Anhalt gelegenen Braunkohlekraftwerke Teuchern/Deuben (derzeit 67 MW) und das
Grubenkraftwerk der Romonta in Arnsdorf (derzeit 49 MW) seien bei allen Szenarien 2030 und 2035 mit
keiner Nettonennleistung mehr aufgefiihrt, d.h. der Szenariorahmen gehe davon aus, dass diese beiden
Kraftwerke im Jahr 2030 aufier Betrieb gestellt seien. Es wiirden indessen fiir diese beiden Kraftwerke keine
Stilllegungsanzeigen oder sonstige sachgerechten Griinde vorliegen, die ein solches Szenario rechtfertigen.

Im Szenariorahmen wiirden fiir Nordrhein-Westfalen in allen Szenarien fir die Jahre 2030 und 2035 nur
noch Braunkohlekraftwerkskapazititen von 3,3 GW angenommen. Diese Zahl sei zu niedrig angesetzt, da
uber die Einbringung von 5x300 MW-Blécken in die Sicherheitsbereitschaft hinaus keine Stilllegung von 300
MW- oder 600 MW-Blocken in Nordrhein-Westfalen geplant ist. Vielmehr planten die Betreiber mit dem
Weiterbetrieb insbesondere der 600 MW-Blocke bis in die 2030er Jahre hinein.

Der Szenariorahmen vernachlissige die Kraftwerksanlagen in der Veredlung, die unbefristet weiterbetrieben
wiirden, um den mindestens konstanten Bedarf an Veredlungsprodukten zu decken. Die Betriebsdauer des
Kraftwerks Weisweiler sei direkt mit der erwarteten Auskohlung des Tagebaus Inden um 2030 gekoppelt.
Entsprechend werde die reale Betriebszeit der Blocke deutlich tiber den Prognosen im Szenariorahmen von 45
Jahren liegen. Am Standort Niederauflem laufe weiterhin das Genehmigungsverfahren fiir eine Ersatzanlage
mit 1 GW Leistung (BoAplus).

Im Lausitzer Revier wiirden um das Jahr 2030 die vier am Standort Janschwalde verbliebenen Blocke der 500
MW-Klasse aufler Betrieb genommen. In der Energiestrategie des Landes Brandenburg, gestiitzt durch
Absichtserklarungen von Vattenfall, solle der Kraftwerksstandort jedoch erhalten werden. Nach jetzigem
Planungsstand wére ein Neubaukraftwerk gemifR dem dann giiltigen Stand der Technik, gegebenenfalls mit
CO,-Abscheidung und -Speicherung (sog. CCS), und einer Leistung von 1 GW zu beriicksichtigen. Auch wenn
eine Entscheidung erst in den 20er Jahren getroffen werde, sei es nicht sachgerecht, diese Option heute zu

verneinen.

Nach Meinung eines Konsultationsteilnehmers darf von einem Bekenntnis der Bundesregierung zur
Reduzierung der CO, Emissionen nicht auf eine schwierigere Situation der Braunkohlekraftwerke
geschlossen werden. Mit der Umsetzung der Sicherheitsreserve wiirden die Emissionen im rheinischen



BUNDESNETZAGENTUR | 21

Revier in den kommenden vier Jahren um 15 % sinken und mit dem Auslaufen des Tagebaus Inden und der
Stilllegung des damit verbundenen Braunkohlekraftwerk Weisweiler wiirde diese Reduktion bis 2030 auf

40 %-50 % steigen. Die sukzessive Stilllegung weiterer Braunkohlekraftwerksblocke bis 2030 durch die
Betreiber und das Auslaufen der Tagebaue Hambach und Garzweiler bis zur Mitte des Jahrhunderts wiirde
ohnehin zu einem Ende der Braunkohleverstromung fithren. Daher seien keine weiteren Mafinahmen seitens

der Bundesregierung nétig, die im Szenariorahmen 2017-2030 berticksichtigt werden miissten.

Anstatt wie bisher rein exogen definierte Betriebsdauern anzunehmen, sollte die Wirtschaftlichkeit der
Braunkohlekraftwerke innerhalb der Marktsimulation endogen vorgenommen werden. Hierbei seien die
Moglichkeiten des Carbon Dioxide Capture and Storage und Retrofitinvestitionen zu berticksichtigen. Bei der
Prognose der Grenzkosten der Braunkohlekraftwerke sollten auch die Fixkosten der Tagebaue berticksichtigt
werden. Wiirden diese vernachlissigt, wiirde die Merit-Order kiinstlich verfilscht und die Stromproduktion
aus Braunkohle bevorzugt. In diesem Zusammenhang sollten auch die Subventionen der
Braunkohleverstromung und der Tagebaue nicht berticksichtigt sowie die Umweltkosten aufgeschlagen
werden, damit die realen Kosten der Braunkohleverstromung abgebildet werden konnten. Diese sollten nach
Ansicht einiger Konsultationsteilnehmer mit 11 Cent/kWh angesetzt werden.

Einige Konsultationsteilnehmer weisen auf die erheblichen negativen Folgen einer drastischen Reduktion
der Braunkohlekapazititen hin. Sowohl fiir die Versorgungssicherheit als auch fiir die Wirtschaft im
Rheinischen Revier bedeuteten die im Szenariorahmen angenommenen Prognosen einen massiven Eingriff in
den Markt mit negativen Folgen. Dies sei im Rahmen zu den Verhandlungen zur Sicherheitsreserve erkannt
worden, wodurch ein breiter Konsens bei allen Beteiligten erreicht wurde. Prognosen, die tiber diese
Vereinbarung hinausgingen, seien daher nicht zuléssig. Sie wiirden den breiten Konsens aufbrechen, mit
massiven Folgen fiir die Energiewirtschaft, die dort Beschéftigten und die Versorgungssicherheit.

Nach Ansicht eines anderen Konsultationsteilnehmers zeigt die Liicke der gesicherten Leistung zwischen
Szenario A 2030 und C 2030 eine deutliche Perspektive fiir die Braunkohleverstromung. Es mache nur wenig
Sinn, die nationalen Kapazititen auf Kosten der nationalen Wirtschaft herunterzufahren und stattdessen
Kohlestrom und nuklear erzeugten Strom aus dem Ausland zu importieren, der noch umweltschidlicher bzw.
unsicherer sei als die inlandischen Quellen. Insofern sollte an der Kohleproduktion im Inland festgehalten
werden, bis ein europdisches erneuerbares System geschaffen wird, das die europiische Kohleverstromung
uberfliissig mache.

2.2.3 Steinkohle

Kein Konsultationsteilnehmer hat eine Stellungnahme abgegeben, die sich ausschlieflich auf die Steinkohle
bezieht und nicht bereits bei den allgemeinen Aspekten aufgegriffen wird.

2.2.4 Gas

Bei der Bestimmung der Gaskraftwerkskapazititen erscheine der gewihlte Ansatz zu pauschal, nur
Kraftwerke mit giiltigem Antrag nach § 38 oder § 39 GasNZV und einer Anschlusszusage nach § 9 KraftNAV in
den Szenarien A 2030, B 2030 und C 2030 aufzunehmen. Dies gelte ebenso fiir KWK-Ersatzanlagen im
Zusammenhang mit einem Brennstoffwechsel. Kraftwerksprojekte mit bestehender
immissionsschutzrechtlicher Genehmigung und einer relativ hohen Realisierungswahrscheinlichkeit wiirden

so falschlicherweise nicht berticksichtigt.
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Erdgas als umweltfreundlichster konventioneller Brennstoff sei der natiirliche Partner der Erneuerbaren
Energien. Daher diirfe keine zu restriktive Vorgehensweise bei der Ermittlung der Gaskraftwerkskapazititen
angewandt werden. Zudem werde der Brennstoff Gas auch von der bayerischen Landesregierung favorisiert,
um Erzeugungskapazititen in Siiddeutschland zu schaffen. Wiirden geplante Erdgaskraftwerke besonders in
Stiddeutschland berticksichtigt, wiirde der Stromtransportbedarf von Nord nach Siid reduziert.

In einer Stellungnahme wird gedufert, dass die von den Ubertragungsnetzbetreibern vorgenommene
Anhebung der unteren technisch-wirtschaftlichen Lebensdauer von Gaskraftwerken von 35 auf 40 Jahre aus
empirischen Griinden gerechtfertigt sei.

In einem Beitrag wird angemerkt, dass es unrealistisch ist, von einer Realisierung der derzeit als ,,in Planung*”
angenommenen Blocke des Gaskraftwerkes Haiming auszugehen. Es sei zweifelhaft, ob sich die
Rahmenbedingungen fiir Gaskraftwerke dndern wiirden.

2.2.5 Pumpspeicherkraftwerke

Viele Konsultationsteilnehmer befiirworten, dass die Ubertragungsnetzbetreiber grenznahe ausliandische
Pumpspeicherkraftwerke, die in das deutsche Netz einspeisen, im Marktmodell exakt bertiicksichtigen.
Insbesondere 6sterreichische Pumpspeicherkraftwerke sollten bei der Netzberechnung eine wichtige Rolle
spielen, da durch diese der Versorgungsbedarf in Stiddeutschland sinken und der innerdeutsche Nord-Siid
Engpass entlastet wiirde. Diese Pumpspeicherkraftwerke miissten auch auf Grund der deutsch
Osterreichischen Marktgegebenheiten beriicksichtigt werden, da an der Grenze in der Regel kein Engpass
existiert. Auch eine Modellierung eines Engpasses fiir das Marktmodell wiirde an diesem Argument nichts
dndern. Auch sei auf Grund der angespannten Situation fir Pumpspeicherkraftwerke in Deutschland kein
Zubau neuer Anlagen wahrscheinlich. Deshalb sei es umso wichtiger, die ausldndischen Kapazititen zu
nutzen. Dabei sollten jedoch nur solche Pumpspeicherkraftwerke berticksichtigt werden, deren Kapazititen
dauerhaft vertraglich abgesichert sind. Bei der Berticksichtigung ausldndischer Pumpspeicherkraftwerke
miisse weiterhin bedacht werden, dass durch die Nutzung ausldndischer Kapazititen mogliche inldndische
Kapazititen verdringt werden. Daher sollten die genannten Pumpspeicherkraftwerke lediglich fiir eine
Ubergangszeit beriicksichtigt werden, bis im Inland ausreichende Speicherméglichkeiten errichtet sind.

In einigen Beitrigen wird davor gewarnt, auslindische Pumpspeicherkraftwerke zu beriicksichtigen. Wenn
diese in ein ausldndisches Netz einspeisen konnten, diirften sie nicht berticksichtigt werden. Der
wirtschaftliche Druck auf inldndische Pumpspeicherkraftwerke sei schon jetzt sehr hoch und Neubauten
kaum noch denkbar. Sollte die Pumpspeicherkraftwerketechnologie auch in Zukunft ein Partner des
Erneuerbare Energien Ausbaus sein, diirften auslandische Pumpspeicherkraftwerke nicht als direkte
Konkurrenz hinzukommen. Weil ausldndische Pumpspeicherkraftwerke grundsétzlich nicht der deutschen
Gesetzgebung und auch nicht dem EnWG unterldgen, wire kein unmittelbarer Durchgriff moglich. Hier
miisse schon aus Griinden der nationalen Versorgungssicherheit restriktiv geplant werden. Daher dirften
lediglich Pumpspeicherkraftwerke, die ausschliefilich in das deutsche Netz einspeisen konnen, in die
nationale Kraftwerksliste aufgenommen werden.

Andere Konsultationsteilnehmer lehnen eine Beriicksichtigung auslandischer Pumpspeicherkraftwerke in
jedem Fall ab. Sie sei eine klare Ungleichbehandlung inldndischer Anlagen gegeniiber denen in Osterreich
oder Luxemburg. Insbesondere sei in diesem Zusammenhang die Annahme einer unbegrenzten Lebensdauer
der Pumpspeicherkraftwerke inkonsistent, da durch die Beriicksichtigung der ausldndischen Anlagen die
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ohnehin angespannte wirtschaftliche Situation fiir nationale Pumpspeicherkraftwerke verscharft wiirde.
Weiterhin miisse sichergestellt werden, dass bei einer Aufnahme der ausldndischen Kapazititen in die
nationale Kraftwerksliste dieselben Anlagen aus der ausldndischen Kapazitit der europdischen Kraftwerksliste
subtrahiert werden, da sonst die Gefahr einer Doppelzihlung gegeben sei.

Bei einer Beriicksichtigung deutscher Pumpspeicherkraftwerke tiber das im Szenariorahmen abgebildete Maf3
hinaus sei Vorsicht geboten, da besonders der Neubau von Pumpspeicherkraftwerken unter
Bertcksichtigung der wirtschaftlichen Lage unrealistisch sei. Dies zeigten u. a. die Diskussionen zum
Pumpspeicherkraftwerk am Jochberg (Jachenau, bayerische Alpen). In einigen Beitrdgen wird der von den
Ubertragungsnetzbetreibern genannte Wert von 14,6 GW an installierter Pumpspeicherkraftwerke-Leistung
in 2035 auf Grund der schwierigen wirtschaftlichen Situation in Frage gestellt und ein geringerer Wert
gefordert.

In anderen Beitrigen wird nach der Begriindung gefragt, warum tiber die Planung hinaus keine Neubauten
fiir Pumpspeicherkraftwerke angenommen werden. Fiir diese Pramisse wiirde keine ausreichende
Begriindung genannt. Diese Argumentation wird von anderen Konsultationsteilnehmern in Frage gestellt.
Grofdspeicher wiirden von der Bundesregierung diskriminiert und als Letztverbraucher eingestuft. Solange
diese Nachteile, wie z. B. die Beteiligung an den Netzentgelten, nicht beseitigt wiirden, werde sich kaum ein
wirtschaftliches Umfeld einstellen, in dem Grofispeicher operieren konnten. Wiirde an dieser Situation nichts
gedndert, wiirden noch weitere geplante Pumpspeicherkraftwerks-Grof3projekte verworfen. Schon jetzt
beziehe sich die genutzte Kraftwerkliste offenbar auf den Beginn der Pumpspeicherkraftwerksplanung, da
einige der geplanten Kraftwerksprojekte schon seit Jahren nicht mehr verfolgt wiirden. So seien die
Planungen fir das Jochberg- Pumpspeicherkraftwerk schon 2014 aufgegeben worden. Die Annahme von
alpinen Speichern diirfe nicht als Begriindung fiir Gleichstromtrassen zweckentfremdet werden.

Demgegeniiber stellt ein Konsultationsteilnehmer fest, dass in Zukunft auch im Siiden in einigen Stunden des
Jahres mit einer Uberdeckung an erneuerbarer Versorgung zu rechnen ist. Neben einem méglichen Transport
des Uberschusses nach Norden (z.B. bei starker PV Einspeisung und Windstille) sollten auch alpine Speicher

genutzt werden, um Energie vorzuhalten.

2.2.6 Andere konventionelle Kraftwerke

Bei den sonstigen konventionellen Kraftwerken wird kritisiert, dass bei Abfallkraftwerkskapazititen und bei
KWK-fihigen Kleinkraftwerken kleiner 10 MW kein weiterer Zubau angenommen wird.

23 KWK

Nach Ansicht vieler Konsultationsteilnehmer sollten die aktuelle Novellierung des KWK-Gesetzes und die
aktuellen Uberlegungen zur Novellierung des EEG 2016 im Szenariorahmen zwingend beriicksichtigt
werden. Aus der KWK-Novellierung ergebe sich eine Nettostromerzeugung aus KWK von 120 TWh im Jahr
2025, die durch den Szenariorahmen abgebildet werden miisse. Diese Strommenge sollte insbesondere durch

Erdgas bzw. aus Erneuerbaren Energien erzeugt werden.

Viele Konsultationsteilnehmer kritisieren, dass bei bestimmten KWK-fahigen Gaskraftwerken bei Erreichen
ihrer technisch-wirtschaftlichen Betriebsdauer kein baugleicher Ersatz mit gleicher Leistung am selben
Standort angenommen wird. Es sei zu erwarten, dass der Wirkungsgrad von KWK-Anlagen weiter steigt und
sich Ersatzneubauten so auch auferhalb der moglichen zukiinftigen KWK Foérderung abbilden lieRRen.
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Ein anderer Konsultationsteilnehmer hilt den von den Ubertragungsnetzbetreibern prognostizierten
Zuwachs fiir realistisch. Ein 1:1-Ersatzneubau KWK-fihiger Gaskraftwerke sei nach der Novellierung des
KWK-Gesetzes nicht zu erwarten. Ebenso sei die Wirtschaftlichkeit bei Gas-fiir-Kohle Ersatzbauten aus
heutiger Sicht nicht gegeben. Andere Konsultationsteilnehmer hingegen geben an, dass ein stirkerer Ausbau
von KWK entsprechend der wegfallenden Kohleleistung vorzusehen sei.

Ein weiterer Konsultationsteilnehmer kritisiert, dass die angenommene Verdopplung der Leistung von
KWK-fihigen Kleinanlagen unter 10 MW Groé{ie fraglich ist, da die Wirtschaftlichkeit solcher Anlagen durch
die aktuellen Regeln im EEG 2014 zum Eigenstromverbrauch beeintrichtigt werde. Aufierdem sei zu
hinterfragen, warum im Szenario C 2030 mit einer hoheren Elektrifizierung bei der Deckung des
Wairmebedarf genauso viel gasgefeuerte KWK-Leistung angenommen werde wie in den Szenarien A 2030 und
B 2030.

Die verbrauchsnahe kleine Kraft-Warme-Kopplung sei ein wesentlicher Bestandteil der Energiewende, merkt
ein Konsultationsteilnehmer an. Da die Abwirme der konventionellen Stromerzeugung den
Raumwéarmebedarf in Deutschland decken konne, sei die verbrauchsferne Energieerzeugung sinnlos.
Obendrein lasse sich der Strom- und Warmemarkt in Zukunft nicht mehr getrennt voneinander betrachten.

Der vollstandig stromgefiihrte und somit flexibilisierte Einsatz von KWK-Anlagen wird von einem
Konsultationsteilnehmer bezweifelt, da er sich allenfalls durch erheblichen Zubau von Warmespeichern
erreichen liefRe. Weiterhin fehle eine Aussage zur Dimensionierung dieser Speicher. Besonders bei kleinen
KWK-Anlagen wiirde der rein strommarktbasierte Einsatz die Effizienzgewinne von KWK-Anlagen sowohl
betriebswirtschaftlich als auch 6kologisch in Frage stellen.

Ein Konsultationsteilnehmer gibt an, dass der Bedarf an KWK-basierten Must-Run Kapazititen durch den

Einsatz von Wiarmespeichern und Wiarmenetzen im KWK-Bereich reduziert werden miisste.

Ein Konsultationsteilnehmer merkt an, dass die steigenden Kapazititen der Gaskraftwerke zur Abdeckung
der Spitzenlast und Erhéhung der Versorgungssicherheit genutzt werden sollten. Im Szenariorahmen sollte
auflerdem eine Differenzierung von Gaskraftwerken in Anlagen mit und ohne KWK erfolgen, da nur so die
unterschiedlichen Betriebsweisen im anschlieflenden Netzentwicklungsplan dargestellt und modelliert
werden kénnten.

Eine weitere Forderung eines Konsultationsteilnehmers ist die stirkere Forderung von KWK-fihigen
Gaskraftwerken in Siedlungen und Industriegebieten, die sich in einer héheren Leistung KWK-fahiger
Gaskraftwerke in allen Szenarien niederschlagen wiirde.

Ein weiterer Konsultationsteilnehmer gibt zu bedenken, es sei noch offen, wie sich die in der Novellierung
beschlossene Reduzierung der Foérderung industrieller KWK auf den Anlagenbestand und zukiinftige
Investitionsvorhaben auswirkt. Generell sei im Bereich der Industrie-KWK eher mit Zuriickhaltung zu
rechnen.

Neue Wirmelastprofile fiir KWK-fiahige Gaskraftwerke werden von einem Konsultationsteilnehmer
befirwortet. Diese sollten jedoch gemeinsam mit den Verteilnetzbetreibern erarbeitet werden. Auf der
Grundlage der im Szenariorahmen enthaltenen blockscharfen Auswertung der angenommen
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Kraftwerkskapazititen sollten die gesonderten Rahmenbedingungen einzelner Kraftwerksprojekte in den
Szenarien individuell berticksichtigt werden.

2.4 Regenerative Erzeugung

2.4.1 Allgemeines

Mehrere Konsultationsteilnehmer bevorzugen den Ansatz einer linearen Interpolation zur Ermittlung der
Bandbreite des Anteils von Erneuerbaren Energien am Bruttostromverbrauch, da dieser am ehesten die

Einhaltung des EEG gewihrleisten wiirde.

Mehreren Konsultationsteilnehmern erscheint der Ansatz einer pauschalen Bandbreite des Anteils
Erneuerbarer Energien am Bruttostromverbrauch von 45-60 % als sinnvoll, da er der Variabilitit der
Geschwindigkeit des Transformationsprozesses am ehesten Rechnung triige. Einige dieser
Konsultationsteilnehmer fordern zudem, dass der untere Rand auf 50 % erhoht werden muss, da 45 % zu

konservativ ist.

Einige Konsultationsteilnehmer halten den von den Ubertragungsnetzbetreibern vorgeschlagenen Anteil an

Erneuerbaren Energien am Bruttostromverbrauch fiir angemessen.

Zahlreiche Konsultationsteilnehmer beméngeln die Annahme zum Anteil der Erneuerbaren Energien am
Bruttostromverbrauch in Szenario B 2035 (63 %), da er tiber den gesetzlichen Vorgaben (55-60 %) liegt und

fordern eine Korrektur nach unten.

Um die Ziele des Pariser Klimaschutziibereinkommens zu erreichen, seien die Anteile Erneuerbarer Energien
am Bruttostromverbrauch mit 45-60 % im Jahr 2030 zu niedrig angesetzt und miissten nach Meinung
mehrerer Konsultationsteilnehmer erhéht werden. Diese Konsultationsteilnehmer halten die Bandbreite des
Erneuerbaren Energien Anteils am Bruttostromverbrauch im Jahr 2030 (51-56,5 %) fir zu gering. Um die
zukiinftigen Unwégbarkeiten besser abdecken zu kdnnen, sollte nach ihrer Ansicht der obere Rand auf 60

65 % erhoht werden. Ein Konsultationsteilnehmer begriifit es grundsatzlich, dass in Szenario B 2035 der Anteil

an Erneuerbaren Energien am Bruttostromverbrauch tiber dem gesetzlichen Ausbaupfad liegt.

Ein Konsultationsteilnehmer ist der Ansicht, eine Begrenzung des Ausbaus der Erneuerbaren Energien auf
40-45 % im Jahr 2025 ist kontraproduktiv, um die Langfristziele im Jahr 2050 zu erreichen. Um die Ziele im
Jahr 2050 zu erreichen, sollte der heutige Anteil von 33 % bis 2050 jahrlich um 2 % erh6éht werden.

Einige Konsultationsteilnehmer schitzen die Ausbauzahlen fiir Windenergie an Land und Photovoltaik als
zu konservativ ein und beméngeln, dass bei der Photovoltaik der 52 GW Deckel berticksichtigt worden sei,
obwohl er nach dem aktuellen Stand der EEG 2016-Eckpunktepapiere des Bundeswirtschaftsministeriums

kiinftig nicht mehr zum Zuge kommt.

Viele Konsultationsteilnehmer fordern in allen Szenarien ein jihrliches Ausbauvolumen von 2,5 GW netto
fiir Wind Onshore. In diesem Zusammenhang wird auch bemingelt, dass bei den Ausbaukorridoren fiir
Windkraft und Photovoltaik der § 3 EEG 2014 nicht vollstindig zugrunde gelegt wurde.



26 | I B SACHVERHALT

Mehrere Konsultationsteilnehmer fordern, den Szenariorahmen zwingend an die jiingsten Uberlegungen zur
Novellierung des EEG 2016 anzupassen. Zumindest die Eckpunkte des EEG 2016 hitten

Betrachtungsgegenstand der Konsultation sein missen.

Ein Konsultationsteilnehmer beméngelt die fehlende Transparenz bei der Ermittlung der nicht einsetzbaren
Leistung der Erneuerbaren Energien und stellt dariiber hinaus auch die von den Ubertragungsnetzbetreibern
ermittelten Ergebnisse in Frage. Des Weiteren betrachtet er es als realistisch, dass in den nédchsten Jahren bei
der Biomasse Volllaststunden von 7.500 bis 8.000 erreicht wiirden, was wiederum einen Abschlag von 10-15
% bedeuten wirde. Ein anderer Konsultationsteilnehmer kann nicht nachvollziehen, dass die Volllaststunden
von neuen Biomasseanlagen sinken, obwohl andere Studien von 5.500 bis 6.500 Volllaststunden ausgingen.
Ein weiterer Konsultationsteilnehmer beméngelt die angenommenen Volllaststunden fiir Neuanlagen im
Bereich Wind Onshore in Héhe von 2.000 h, da die Volllaststunden in einem Bereich von 2.500 bis 3.250 h

liegen sollten.

Ein Konsultationsteilnehmer empfiehlt statt einer bundeslandscharfen Darstellung der Regionalisierung der
Windenergie an Land eine Unterteilung in Nord, Mitte und Siid.

Ein Konsultationsteilnehmer kritisiert, dass der tiberwiegende Teil des Zubaus im Bereich Wind On- und
Offshore und Photovoltaik auf Nord und Ostdeutschland entfillt und fordert im Zuge der laufenden EEG
Reform 2016 die Einfithrung eines regionalen Steuerungsmechanismus, der gewihrleistet, dass mindestens
30 % des Zubaus an Erneuerbaren Energien in Stiddeutschland stattfinden.

Nach Meinung eines Konsultationsteilnehmers wiirde der Leitungsbedarf durch eine Uberbewertung der
kiinftigen Rolle von Offshore Windanlagen, der Wahl des ,,durchschnittlichsten“ Wetterjahres und der
Unterstellung von Verlusten beim Repowering kiinstlich aufgebliht.

2.4.2 Wind Onshore

Ein Konsultationsteilnehmer beméingelt, dass die Ausbaukorridore fiir Windkraft nicht vollstindig auf § 3
des aktuell giiltigen EEG 2014 beruhen.

Aus der Sicht eines weiteren Konsultationsteilnehmers wiirden sich auf der Grundlage der anstehenden
Modifizierung der Férderung von Windenergieanlagen die Prognosen, wo diese Anlagen errichtet werden,
deutlich erschweren.

Laut einiger Konsultationsteilnehmer muss die installierte Leistung im Bereich Wind Onshore angepasst
werden, da in der Vergangenheit der Ausbaubedarf unterschitzt worden sei.

Ein Konsultationsteilnehmer kritisiert, dass die prognostizierten Werte fir die installierten
Windenergieleistungen in Nordrhein-Westfalen im Jahr 2030 deutlich hinter denen aus dem
Netzentwicklungsplan 2025 zuriickbleiben und somit nicht die von der Landesregierung Nordrhein-
Westfalens gesetzten Ausbauziele beriicksichtigt werden.

Ein weiterer Konsultationsteilnehmer ist der Auffassung, dass die erwarteten 10,5 GW fiir Schleswig-Holstein
flir das Jahr 2035 auch unter widrigen Umstinden deutlich frither erreicht werden.
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Ein Konsultationsteilnehmer fordert, dass in die Bestandsanalyse der Onshore-Windenergieanlagen fiir
Thiringen die Daten der oberen Landesplanungsbehérde Eingang finden miissten und bei der installierten
Leistung Wind Onshore fiir Thiiringen der Wert fiir 2014 von 1,3 GW auf 1,1 GW zu korrigieren ist.

Gemaif! einem Konsultationsteilnehmer sind die Annahmen fiir den Ausbau der Windenergie an Land in den
Szenarien B 2030, B 2035 und C 2030 nicht konstant genug, da der Zubau zu moderat sei. Er halte folgende
korrigierte Annahmen fiir sinnvoll: Installierte Leistung Wind Onshore fiir das Szenario B 2030 73,8 GW, fiir
das Szenario B 2035 77,7 GW, fiir das Szenario C 2030 85 GW.

Ein Konsultationsteilnehmer schligt vor, die Spitzenlast der Windkraftanlagen tiber die bisher angewendeten
3 % der Jahresenergiemenge pro Windkraftanlage zu kappen.

Ein Konsultationsteilnehmer hilt die Annahme, dass die Anzahl von Windenergieanlagen im Rahmen des
Repowering abnehme, fiir nicht plausibel, da die Griinde hierfiir nicht niher erldutert wurden.

Ein Konsultationsteilnehmer ist der Auffassung, dass die Annahmen zum Ausbau der Windenergie im
Norden rein spekulativ und viel zu hoch sind. Somit sei die Notwendigkeit einer Gleichstromtrasse zum
Nord-Siid Transport und zur gesicherten Stromversorgung in Bayern nicht gegeben.

Laut der Meinung eines Konsultationsteilnehmers wird zu Unrecht angenommen, dass die Erneuerbare
Energien Anlagen immer weiter laufen. Nehme man allerdings fir Windkraftanlagen eine Lebensdauer von
25 Jahren an, so fiele im Jahr 2030 eine Windkraftleistung von 18,4 GW und eine elektrische Arbeit von 27,2
TWh weg und der angegebene Anteil von Erneuerbaren Energien am Bruttostromverbrauch in Szenario

C 2030 fiele damit von 56,6 % auf 47 %.

2.4.3 Wind Offshore

Ein Konsultationsteilnehmer fordert im Rahmen der aktuellen EEG-Novelle 2016 eine Anhebung der
Ausbauziele bei Wind Offshore. Die Prognose der Offshore Windenergie scheine jedenfalls zu eng gefasst. Die
politischen Ausbauziele diirften sich mit den neuen Rahmenbedingungen in den kommenden Jahren deutlich
nach oben verdndern. Gerade auf dem Meer bedinge der Netzausbau stark den Erneuerbare Energien Zubau.

Ein Konsultationsteilnehmer begriifit die Vorgehensweise der Ubertragungsnetzbetreiber bei der Prognose
von Wind Offshore, da die im EEG 2014 genannten Ausbauziele eingehalten wiirden und eine Uberschreitung
der Ausbauziele unbedingt zu vermeiden sei.

Die zurzeit bekannten Eckpunkte eines EEG 2016 lassen nach Ansicht eines Konsultationsteilnehmers fiir die
wesentliche Frage der in 2030 anschliebaren installierten Gesamtleistung derzeit keine Anderung dieser
Zielsetzung erwarten. Von einer erfolgreichen Realisierung dieser Leistung konne, wie die jingere
Vergangenheit zeige, ausgegangen werden, da ein abnehmender Realisierungswille nicht erkennbar sei. Es
bestiinde sogar der Wille und es wire auch moéglich, deutlich mehr zu erreichen.

Nach der Meinung eines weiteren Konsultationsteilnehmers miisste der Ausbau von Offshore-
Windkraftanlagen verlangsamt werden. Er habe generell nichts gegen Offshore-Windkraftanlagen, aber
wenn man jetzt sehe, wie die grofien Stromkonzerne einen Windpark nach dem nichsten aus dem Meer
z6gen, frage man sich schon, warum jetzt plotzlich diese Eile geboten sei. Schnell werde klar, dass nach
langjahrigen, letztlich aber erfolglosen Versuchen, die Energiewende zu boykottieren, jetzt wieder Boden gut
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gemacht werden solle. Das kdnnten nur Grof3projekte sein, fiir die es mit 19,4 Cent pro KWh viele Jahre gutes
Geld gebe. Damit konne die Erh6hung der Strompreise wieder auf die Erneuerbaren Energien geschoben
werden. Zusatzlich werde Einfluss auf die Politik genommen, um tiber die EEG Anpassungen 2016 die Wind
Onshore Gewinnung auszubremsen. Die Auswirkungen seien bereits sichtbar. Bei durchschnittlich 9 Cent pro

KWh wire der zligige und dezentrale Ausbau der Wind Onshore Erzeugung wesentlich sinnvoller.

Ein Konsultationsteilnehmer weist darauf hin, dass der niedrige Betrag von maximal 3,9 Cent pro kWh
Grundvergiitung kein Anreiz sein werde, die deutschen Offshore-Windparks lange tiber die Zeit der erhohten
Anfangsvergiitung hinaus laufen zu lassen. Dies sei auch dem Umstand geschuldet, dass in den spiten
Betriebsjahren die Reparatur- und Wartungskosten deutlich steigen und damit héher seien als in den ersten
Betriebsjahren. Diese Wirtschaftlichkeitsbetrachtungen sollten im Rahmen des Szenariorahmens beachtet
werden. Denn genau hier ldge das Problem. Die Vergiitung von 3,9 Cent pro Kilowattstunde werde — wenn
iiberhaupt - nur gentiigen, um die Betriebskosten zu decken. Besonders Wartung, Reparatur und
Versicherungskosten fielen bei einem Windpark Offshore deutlich stirker ins Gewicht als bei einem
Windpark Onshore. Dies konnte dazu fithren, dass ein erheblicher Teil der Offshore-Windparks bereits nach
12 oder 14 Betriebsjahren eingestellt werde. Soweit das EEG 2014 dann attraktiv genug sei und es zum
Neubau/Repowering an gleicher Stelle komme, wirke sich dies auf das Elektrizititsnetz allerdings nur

zeitweise aus.

2.4.4 Photovoltaik

Ein Konsultationsteilnehmer schlégt vor, die Solareinspeisung als negative Last zu simulieren bzw. die
tatsdchlich auftretenden kritischen Lastprofile durch probabilistische Sensitivititsszenarien abzubilden.

Ein Konsultationsteilnehmer kritisiert, dass die installierten Kapazititen der PV-Anlagen in den jeweiligen
Szenarien weder im Smart-Metering noch im Strommarkt-Design 2.0 als in Echtzeit gemessene

Einspeisequellen beriicksichtigt wiirden.

Aus der Sicht eines weiteren Konsultationsteilnehmers werden sich auf der Grundlage der anstehenden
Modifizierung der Férderung von grofien Photovoltaikanlagen die Prognosen, wo diese Anlagen errichtet

werden, deutlich erschweren.

Ein Konsultationsteilnehmer weist auf das Auslaufen der Einspeisevergiitung von PV-Kleinanlagen mit der
Konsequenz hin, dass diese dann in der Marktmodellierung nicht mehr einspeisen diirften.

Ein Konsultationsteilnehmer kritisiert, dass sich der Anteil des Zubaus von PV-Freiflichenanlagen am

Gesamtzubau aus dem Entwurf des Szenariorahmens nicht ableiten lasst. Des Weiteren kritisiert er den
Ansatz, den PV-Zubau am Ertragsindex zu orientieren und gibt zu bedenken, dass die Verfiigbarkeit von
kostengiinstigen Fliachen ein ebenso wichtiger Faktor ist.

Ein Konsultationseilnehmer hilt die PV-Ausbauzahlen fir deutlich zu gering. Die Zielmenge der
Landesregierung Nordrhein-Westfalens von 9 GW in 2025 wiirde damit verfehlt.

Ein weiterer Konsultationsteilnehmer weist daraufhin, dass die vom Land Gbermittelten Ausbauzahlen fiir
Niedersachsen in keinem Szenario auch nur anndhernd berticksichtigt worden sind. Die Ausbauwerte ligen
vielmehr weit darunter und stellten nur eine Fortschreibung der aktuellen Rahmenbedingungen dar.
Niedersachsen strebe fiir 2050 eine Vollversorgung aus Erneuerbaren Energien an. Hierfiir sei eine Anhebung
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der jahrlichen Zubaumenge notwendig. Es wird gefordert, zumindest in Szenario C 2030 die ausgewiesenen
Werte des Landes Niedersachsen besser zu berticksichtigen.

2.4.5 Biomasse

Laut eines Konsultationsteilnehmers sind die fiir Sachsen-Anhalt angenommenen Prognosen zur
installierten Leistung Biomasse deckungsgleich mit der Bandbreite der Studie ,Wissenschaftliche Begleitung
der Koordinierung des Ausbaus der Erneuerbaren Energien in Sachsen-Anhalt®.

Ein Konsultationsteilnehmer sieht den Anteil der Biomasse in Niedersachsen fir das Zieljahr 2030 als
geringfligig zu hoch an. Es sei davon auszugehen, dass der Anteil allenfalls auf dem heutigen Niveau stagniert
und die Verstromung zukiinftig durch hoherwertige Anwendungen substituiert wird.

Ein anderer Konsultationsteilnehmer befiirchtet einen weiteren Riickgang der Biomasse in Bayern aufgrund
der aktuellen Vergiitungssituation.

2.4.6 Wasser

Ein Konsultationsteilnehmer dufert sich positiv zur Ubernahme der prognostizierten Kapazititen fiir
Laufwasseranlagen in dem Szenariorahmen.

2.4.7 Andere Erneuerbare Energien

Ein Konsultationsteilnehmer hilt den Anteil der Geothermie und die Nutzung von Grubengasen fiir zu
gering.

2.5 Klimaschutz/Energiepolitische Ziele der Bundesregierung/CO, Reduktion

Ein Konsultationsteilnehmer gibt an, dass die fiir den Szenariorahmen gewéhlten Reduktionen der CO,
Emissionen zu niedrig sind. Es solle auf eine weitergehende Senkung der CO, Emissionen um 95-100 % bis
zum Jahr 2040 abgezielt werden. Daraus ergebe sich eine jahrliche Reduktion von 3 % pro Jahr und somit
insgesamt eine Reduktion um 70 % im Jahr 2030 und 85 % im Jahr 2035. Dies verringere die CO, Emissionen
im Stromsektor auf 120 Mio. t. im Jahr 2030 und 65 Mio. t. im Jahr 2035. AufRerdem sei sicherzustellen, dass der
Ersatz fiir den geringeren Kohlestromeinsatz in Deutschland nur durch Verbrauchssenkung und den Ausbau

Erneuerbarer Energien in Deutschland und nicht durch Import von Kohlestrom erfolgen darf.

Mehrere Konsultationsteilnehmer merken an, dass das kiirzlich unterzeichnete Pariser Klimaabkommen
Beriicksichtigung finden muss. Daher sei es notwendig, die Treibhausgasemissionen bis zum Jahr 2050 um
mindestens 95 % zu reduzieren. Die von der Bundesregierung mehrfach bestitigten Dekaden-Ziele des
Energiekonzepts 2010/11 sollten als Mindestreduktionsziele gelten. Da der Energiesektor zuerst
dekarbonisiert werden sollte, miissten die Emissionsobergrenzen um wenigstens 40 Mio. t. CO, nach unten
korrigiert werden. Dies sei insbesondere deshalb entscheidend, da Treibhausgasemissionen in einigen
Sektoren prozessbedingt unvermeidbar sind und somit der Stromsektor eine nahezu 100%ige Deckung durch
Erneuerbare Energien benotigt.

Ein Beitrag gibt zu bedenken, dass die Potenziale zur Senkung von Treibhausgasemissionen mit der Zeit
teurer wiirden. So sei es relativ leicht, die ersten 100 Mio. t. CO, einzusparen, jedoch wesentlich schwerer, die
letzten 100 Mio. t. CO, einzusparen. Deshalb sei es notwendig, die Absenkung nicht linear, sondern in einer
hyperbeldhnlichen Grafik zu betrachten.
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Nach Ansicht eines Konsultationsteilnehmers seien die Energiesektoren aufgrund eines Treibhausgassockels
in Industrie und Landwirtschaft bereits deutlich vor 2050 zu dekarbonisieren, um die Ziele des COP 21
Vertrags einzuhalten. Somit sei auch der Szenariorahmen an diesen Zielen auszurichten, da der bisherige
Ausbaupfad selbst in Szenario C 2030 erst zu einer CO,-freien Stromerzeugung im Jahr 2060 fiithrt. Auflerdem
sei der notwendige Einsatz von CO,-freiem Strom im Wiarme- und Verkehrssektor nicht ausreichend
abgebildet, um die Klimaneutralitit vor 2050 zu erreichen. Aus diesem Grund miisse ein signifikant hoherer
Stromverbrauch fiir Sektorenkopplung angenommen werden, besonders die Power-to-Gas und Power-to-
Heat Optionen in der Industrie seien bisher nicht ausreichend beriicksichtigt worden.

Nach Ansicht einiger Konsultationsteilnehmer erledigt sich die Frage nach der Modellierung der nationalen
CO, Klimaschutzziele durch die Novellierung des Energiewirtschaftsgesetzes. Dadurch sei zu erwarten, dass
die Herausnahme von emissionsintensiven Kraftwerken zu einer CO, Reduktion von 12,5 Mio. t. fithren
wird. Ein anderer Konsultationsteilnehmer gibt zu bedenken, dass die Braun- und Steinkohleerzeugung durch
Stilllegungen und Effizienzgewinne bis zum Jahre 2030 bereits 55-63 % weniger CO, ausstof’en wird (im
Vergleich zum Referenzjahr 1990). Daher sei es nicht nétig, weitere Minderungen im Bereich der Braunkohle

vorzunehmen.

Viele Konsultationsteilnehmer merken an, dass es nachvollziehbar ist, dass die Ubertragungsnetzbetreiber
keine weiteren Mafnahmen zu CO, Einsparungen in der Braunkohlewirtschaft berticksichtigt haben. Zum
einen wiirde das Strommarktgesetz erst im Frithjahr 2016 verabschiedet. Zum anderen gehe die
Bundesregierung in ihrer Gesetzesvorlage davon aus, dass die stillgelegten Blocke der Kraftwerke Buschhaus,
Frimmersdorf, NiederaufRem, Neurath und Janschwalde ausreichen, um die nationalen Zielvorgaben
hinsichtlich der CO,-Einsparung einzuhalten. Es sei schwer abschitzbar, wie hoch das in 2020 festgestellte

Delta sei, wenn sich diese Prognose nicht bestitigt.

Mehrere Konsultationsteilnehmer sind der Meinung, dass eine Orientierung an den nationalen CO,
Reduktionszielen der Bundesregierung in allen Szenarien nicht befirwortet werden kann. Die
vorgeschlagenen Maffnahmen zur Minderung des CO, AusstofRes liefen auf einen Kraftwerksstilllegungsplan
hinaus, der mit Braunkohlekraftwerken beginnen wiirde. Dies wiederum widerspricht der Vereinbarung zum
Ausbau einer Sicherheitsbereitschaft aus Braunkohlekapazititen und den im Rahmen des nationalen
Aktionsprogramms Klimaschutz 2020 gewihlten Abgrenzungen der CO,-Emissionen im Energiebereich.

Ein weiterer Konsultationsteilnehmer ist der Meinung, dass die Berticksichtigung nationaler Klimaschutzziele
mindestens in einem Szenario verfehlt werden miisste, da der europiische Emissionshandel das zentrale
Klimaschutzinstrument darstellt. Auch in Bezug auf den Erhalt der Wettbewerbsfihigkeit der deutschen
Wirtschaft, dem Wirtschaftswachstum und der Eurostabilitit sollte es ein Szenario ohne Einhalten der CO,

Ziele geben.

Viele Konsultationsteilnehmer beflirworten hingegen die Einhaltung der CO, Ziele in allen Szenarien.
Gerade nach der Pariser Klimakonferenz sei ein Verfehlen der Klimaschutzziele nicht realistisch. Es sei zu
begriiflen, dass kein Zubau neuer Kraftwerkskapazititen im Braunkohlesegment angenommen wird.
Ebenfalls zu befiirworten sei die 2,7 GW Braunkohleleistung als ,,Klimareserve®. Die Annahme, dass
Kraftwerke am Markt bleiben bis ihre technisch-wirtschaftliche Lebensdauer erreicht ist, musse daruber
hinaus stindig anhand der energiewirtschaftlichen Rahmenbedingungen tGberpriift werden. Diese Pramisse
sei hinfillig, sobald sich die Politik auf einen Ausstiegspfad aus der Braunkohle einigt.
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Nur durch das Einhalten der Klimaschutzziele konne sichergestellt werden, dass der Netzausbau passend zu
den Klimaschutzzielen dimensioniert wird. Sonst bestiinde das Risiko eines Trade-Off zwischen Netzausbau
und Klimaschutzzielen.

Viele Konsultationsteilnehmer dufiern sich zur Wahl des Modellierungsansatzes zur Einhaltung der
nationalen CO, Ziele. Hier stellen die Ubertragungsnetzbetreiber drei Ansitze zur Diskussion:

«  Methode 1: Anpassung des Kraftwerksparks durch Herausnahme von emissionsintensiven Kraftwerken.
«  Methode 2: Vorgabe einer CO,-Obergrenze oder Erhohung der CO,-Preise fiir alle deutschen Kraftwerke.
«  Methode 3: Modellierung von Nachriistungen, Umbau und Modernisierung von Kraftwerken.

Einige wenige Konsultationsbeitrage begriifien die Methode 2 zur Einhaltung der Emissionsgrenzen, wiahrend
die meisten Konsultationsteilnehmer sich dahingehend dufiern, dass Methode 3 zur Erreichung der CO,
Zielwerte am unrealistischsten ist.

Die Kombination der Methoden 1 und 2 wird von mehreren Konsultationsteilnehmern favorisiert. Dabei sei
realistisch gesehen nur von einer moderaten Erhohung der CO,-Preise bis 2030 auszugehen.

Die dritte Option wird von vielen Konsultationsteilnehmern abgelehnt. Insbesondere die Carbon Dioxide
Capture and Storage Technologie sei zu verwerfen, da sie gegenwartig weder technologisch noch
wirtschaftlich machbar sein, geschweige denn gesellschaftlich akzeptiert wird.

Viele Konsultationsteilnehmer favorisieren Methode 1. Ergidnzend konnten effektive
Modernisierungsmafinahmen berticksichtigt werden. Mit der Klimareserve hat die Politik den Weg
eingeschlagen, emissionsintensive Kraftwerke sukzessive aufier Betrieb zu nehmen, so die Argumentation. Es
sei davon auszugehen, dass dieses Instrument auch kiinftig eine wichtige Rolle beim Erreichen der

Emissionsziele im Energiesektor spielen wird.

Mehrere Konsultationsteilnehmer merken an, dass Ansatz 2 problematisch ist, da dieser eine zukiinftige Welt
unterstellt, in der sich ausschlieflich Deutschland um die Einhaltung der nationalen Klimaschutzziele
bemiiht. Da keine Riickkopplungseffekte durch die Im- und Exportsituation betrachtet wiirden, kénne nicht
mehr von konsistenten européischen Szenarien ausgegangen werden. Auflerdem widerspreche diese

nationale Abgrenzung dem Grundgedanken des europdischen Emissionshandelssystems.

Ferner sei es unwahrscheinlich, dass Deutschland seine CO, Ziele erreicht, wenn sich das europiische Ausland
so wenig ambitioniert verhilt. Dartiber hinaus wiirde durch die Modellierung eines nationalen CO, Preises die
Position hocheffizienter Erdgaskraftwerke in der europdischen Merit-Order verdndert, so dass diese aus dem
Markt gedrangt wiirden. Unter der Pramisse eines europdischen Klimaschutzbeitrags sei es schwieriger,
sinnvolle Angaben zum erforderlichen Stromnetzausbau zu machen. Daher wire es nétig, bei der Wahl des
zweiten Ansatzes komplementire Mafinahmen zur Erreichung der nationalen Klimaschutzziele in anderen

europaischen Liandern zu berticksichtigen.

Ein weiterer Beitrag kritisiert, dass die beiden anderen méglichen Ansitze (1 und 3) nicht detailliert genug
ausgestaltet sind, so dass innerhalb der kurzen Konsultationsfrist keine tiefergehende Auseinandersetzung
moglich war. Dartiiber hinaus fehle vollig der Bezug auf den Européischen Emissionshandel als zentrales
Instrument fir die Emissionsminderung in Europa. Die angenommenen rein nationalen Vorgaben fiir die
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Emissionen des deutschen Kraftwerksparks wiirden den Strombinnenmarkt verzerren und nicht zu einer
Emissionsminderung fithren, da die in Deutschland vermiedene Nachfrage nach Emissionszertifikaten
andernorts in Europa héhere Emissionen bedinge (sog. ,Carbon Leakage“). Aulerdem verdndere dieser
vermehrte Einsatz von Kraftwerken auflerhalb Deutschlands den Transportbedarf mit den Nachbarlandern.

Ebenso sei es volkswirtschaftlich fragwiirdig, durch nationale Mafinahmen Kapazititen aus dem Markt zu
dringen, um sie dann durch neue gasbasierte Kapazititen zu ersetzen. Es sei zu erwarten, dass diesen
Kraftwerken nach wenigen Jahren nicht genug CO, Zertifikate fiir den Betrieb zur Verfiigung stehen und
obendrein alle Neukapazititen alimentiert werden missten. Auferdem wird angemerkt, dass jedes
zusitzliche, rein nationale Instrument zu einer Erh6hung des Strompreises fithren und so die
Wettbewerbsfihigkeit der deutschen Wirtschaft verschlechtert wird.

Ein Konsultationsteilnehmer gibt zu bedenken, dass der Strom, der nach Anderung der CO,-Preise
gegebenenfalls importiert werden muss, vollstindig in die nationale CO,-Bilanz eingehen sollte.

Nach Einschidtzung mehrerer Teilnehmer ist es sinnvoll, durch die Verlagerung des Energieverbrauchs in
den Stromsektor (Sektorenkopplung) die verwendete CO, Obergrenze zu erhohen. Andere
Konsultationsteilnehmer gehen davon aus, den Stromverbrauch neuer Anwendungen durch
Sektorenkopplung CO,-neutral zu decken. Eine dritte Meinung gibt zu bedenken, dass es sinnvoll wére, die
nationalen Klimaschutzziele nicht in gleichem Verhiltnis auf den Strombereich umzulegen, da die CO,
Minderungskosten in anderen Sektoren geringer seien.

Ein Konsultationsteilnehmer spricht sich dafiir aus, dass die Bundes- und Landesregierungen mit den
Betreibern der Kohlekraftwerke Abbaupfade aushandeln sollten. Auf diese Weise konne der notwendige
Strukturwandel zum Einhalten der Klimaschutzziele wirtschaftlich und sozialpolitisch vertriaglich ausgestaltet
werden. Die Modellierung kénnte dann dieser Mafigabe folgen. Ein weiterer Beitrag erklart dazu, dass der
Koalitionsvertrag von SPD und Biindnis90/Die Griinen in Nordrhein-Westfalen die Einfithrung von
Mindestwirkungsgraden vorsieht und die so herausgenommenen Kraftwerke als Reserve dienen kénnten.

2.6 Verbrauch und Jahreshochstlast

2.6.1 Regionalisierung des Verbrauchs

Ein Konsultationsteilnehmer fordert, dass das systemdienliche Verhalten von EEG-Anlagen auch im Lastgang
am Netzverkniipfungspunkt abzubilden ist.

Andere Konsultationsteilnehmer dufiern sich kritisch zur Methodik zur Ermittlung des Stromverbrauchs
und seiner Hohe. Das Referenzjahr 2012 sei fiir die Ermittlung des zeitlichen Verlaufs des Strombezugs nur
bedingt nachvollziehbar. Dieses Jahr weist laut einem Konsultationsteilnehmer einen durchschnittlichen
Wetterverlauf auf. Vor dem Hintergrund der Netz- und Systemstabilitit sowie hinsichtlich der Vermeidung
von Speicher- und Redispatchkosten, sollte jedoch besser ein windreiches Jahr zugrunde gelegt werden. Auch
die Wahl des Referenzjahres 2013 fiir die sektorspezifischen Stromprofile sei nur bedingt nachvollziehbar,
da dieses Jahr einen unterdurchschnittlichen Stromverbrauch aufweist. Ein Konsultationsteilnehmer regt an,
die Szenarien nicht nur auf zwei unterschiedliche Referenzjahre, sondern auf verschiedene Jahre mit

stirkerem Verbrauch und extremerem Wetter zu beziehen.
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Mehrere Konsultationsteilnehmer sprechen sich fiir die im Entwurf des Szenariorahmens verwendete
regionale und sektorspezifische Methodik zur Ermittlung des Stromverbrauchs aus. Ein
Konsultationsteilnehmer fordert fiir die Erzeugung eine linderscharfe bzw. kreisscharfe Veréffentlichung von
Daten.

Ein Konsultationsteilnehmer begriifft die Hinweise auf eine regionale Verteilung von Kapazititen und
Aufteilung von Verbrauchswerten nach Landkreisen. Es sei jedoch nicht nachvollziehbar, wie diese Methodik
konkret umgesetzt werden solle. Es wird daher gefordert, die ,,zellularen Ansétze“ aus der Studie des VDE
umzusetzen, um fir den Netzentwicklungsplan die Simulation regionaler Strommodelle zu ermoglichen.

Mehrere Konsultationsteilnehmer merken an, dass durch den Zustrom von Fliichtlingen eine Neubewertung
der Bevolkerungszahlen notwendig ist. Die Verwendung des Migrationsberichts 2011 sei in Anbetracht der
aktuellen politischen Entwicklungen nicht nachvollziehbar.

Die raumliche, zeitliche und nach Treibern differenzierte Entwicklung des Stromverbrauchs im
Szenariorahmen wurde von einem Konsultationsteilnehmer begriifdt. Eine grafische Darstellung, aus der
ersichtlich werde, wo in Deutschland der Netzausbau durch die Stromproduktion oder die Stromnachfrage
getrieben sei, fehle allerdings.

Ein Konsultationsteilnehmer dufiert sich zur Prognose des Stromverbrauchs in Hamburg: Im Gegensatz zu
den Stidten Miinchen und Berlin, die einen Lastanstieg von iber 25 % verzeichnen, wiirde fiir Hamburg
lediglich ein Anstieg von 5-15 % prognostiziert. Im Stidteil der Stadt sei aufgrund der dortigen
Grundstoffindustrie - nach Angaben des Szenariorahmens (Riickgang der Chemie- und Grundstoffindustrie)
- mit einem starken Lastriickgang zu rechnen. Nordlich der Elbe miisse hingegen mit einem starken
Lastanstieg grofler 25 % gerechnet werden. Der Bezug der Daten auf die Ebene der Gemeinden sei im
landlichen Bereich hinreichend, jedoch nicht fiir stidtische Gebiete mit regional verteilter und heterogener
Versorgungsstruktur. Eine Pauschalisierung der Last Giber die gesamte Stadt fiihre zu falschen
Lastflussabbildungen im Ubertragungsnetz.

Ein weiterer Konsultationsteilnehmer merkt an, dass die Methodik zur Ermittlung des Stromverbrauchs aus
dem Szenariorahmen nicht abgeleitet und daher auch nicht bewertet werden kann. Hierfiir miisse das
zugrunde liegende Gutachten des Fraunhofer-Instituts fiir System- und Innovationsforschung veréffentlicht
werden. Weiterhin sei nicht nachvollziehbar, warum die urbanen Regionen Berlin und Miinchen-Augsburg
einen starken Lastanstieg verzeichneten, ebenfalls urbane Regionen wie beispielsweise die Groffriume Rhein
Main-Neckar und Karlsruhe dagegen nicht auftauchen. Es sei auch nicht nachvollziehbar, inwieweit der
regional unterschiedliche Strombedarf von Industrie und Gewerbe in die regionalen Strukturparameter
eingegangen sei.

2.6.2 Hohe des Verbrauchs und der Jahreshochstlast

Der Riickgang des Stromverbrauchs in den Szenarien A 2030 und B 2030 ist nach Ansicht eines
Konsultationsteilnehmers zu optimistisch. Allerdings sei eine grofie Steigerung der Energieeffizienz im
Gebaudesektor gegeben. Andere Konsultationsteilnehmer duflern sich kritisch zum angenommenen
steigenden Stromverbrauch in Szenario C 2030. Ein Szenario, das von einem hohen Transformationstempo

und revolutiondren Innovationen ausgeht sollte auch beinhalten, dass es Innovationen und Tempo
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hinsichtlich der Stromeffizienz gebe. Es wird daher vorgeschlagen, im Szenario C 2030 von einer grofleren
Dynamik bei der Minderung des Stromverbrauchs auszugehen.

Einige Konsultationsteilnehmer fithren an, dass der von den Ubertragungsnetzbetreibern prognostizierte
Riickgang des Stromverbrauchs in den Szenarien A 2030 und B 2030 unterschitzt wird. Es sei vielmehr
anzunehmen, dass die von der Bundesregierung initiierten Effizienzmafinahmen greifen und daher von

einem stirkeren Rickgang des Stromverbrauchs in allen Szenarien auszugehen ist.

Einige Konsultationsteilnehmer dufern sich kritisch zum Stromverbrauch der Industrieproduktion. Es sei
davon auszugehen, dass sich die Industrieleistung nicht so stark verringert wie von den
Ubertragungsnetzbetreibern angenommen. Trotz weiterer Effizienzsteigerungen sollte daher bei einer
entsprechenden Wettbewerbsfihigkeit von einem hoheren oder zumindest gleichbleibenden Strombedarf der
Industrie ausgegangen werden. Weiterhin wird gefordert, den moglichen Einfluss auf den Stromverbrauch
durch mehrere alternative Szenarien zu berticksichtigen. Die Ausfithrungen zum Wirtschaftswachstum seien
zu knapp und eine Begriindung fiir die Zugrundelegung fehle im Entwurf des Szenariorahmens vollig.

Ein Konsultationsteilnehmer erginzt, dass langfristig trotz umfassender Energieeffizienzanstrengungen von
einem signifikanten Anstieg des Stromverbrauchs auszugehen ist. Da die Sektorenkopplung den
Energieverbrauch in den Bereichen Verkehr und Wiarme auf den Stromsektor umlegen wiirde, sei die
Stromnachfrage im Jahr 2050 deutlich hoher als heute. Die betrachteten Zieljahre 2030 und 2035 seien jedoch
von einem deutlichen Riickgang des Nettostromverbrauchs ausgegangen, da weitere Stromanwendungen
wohl erst danach zu einem deutlichen Anstieg fithren wiirden.

Der Beitrag der Elektromobilitiat zum Stromverbrauch wird von einem Konsultationsteilnehmer als zu
niedrig bezeichnet. Die von den Ubertragungsnetzbetreibern angenommen Zahlen entspriachen nicht den
klima- und energiepolitisch notwendigen GréfRenordnungen einer umfassenden Elektrifizierung des
Verkehrssektors bis 2050. Nur der Wert von 23 TWh in Szenario C 2030 sei vertretbar. Andere Beitridge haben
eine gegenteilige Meinung zur Elektromobilitit und halten die angenommenen Werte fiir zu hoch. Da der
Zeitpunkt der Marktreife weiterer Stromanwendungen unklar sei, unterstiitzt ein Beitrag den Vorschlag der
Ubertragungsnetzbetreiber, eine vertiefte Szenarienanalyse der nationalen Stromnachfrage, der regionalen
Entwicklung von Verbrauchsstrukturen und des Einflusses auf den zeitlichen Verlauf der Stromnachfrage
durchzufihren.

Einige Konsultationsteilnehmer sehen ein hohes Effizienzpotenzial, das wegen fehlender Anreize und
Foérderung aber nicht ausreichend erschlossen wird. In Anbetracht dessen und der zu erwartenden
Sektorenkopplung sei daher in keinem Szenario von einem sinkenden sondern mindestens von einem
gleichbleibenden Stromverbrauch auszugehen. In Szenario C 2030 sollte sogar Gber einen steigenden
Verbrauch nachgedacht werden.

Andere Konsultationsteilnehmer halten die prognostizierten Effizienzmafinahmen fiir vollkommen
iiberschitzt und sehen den daraus resultierenden Stromverbrauch in den Zieljahren als zu gering an. Einige
Konsultationsteilnehmer halten auch hoéhere Effizienzeinsparungen fiir moglich, gehen jedoch wegen einer
umfangreichen Sektorenkopplung des Warme- und des Verkehrssektors mit dem Stromsektor davon aus,
dass diese Effizienzeinsparungen kompensiert bzw. iiberkompensiert werden. Ohne eine umfassende
Sektorenkopplung kénne eine umfassende Dekarbonisierung nicht funktionieren. Besonders Warmepumpen,
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Power-to-X Anwendungen und E-Mobilitit wiirden die Stromnachfrage der Zukunft drastisch erhdhen.
Daraus resultiere ein zumindest gleichbleibender, wenn nicht steigender Stromverbrauch.

In einem Beitrag wird darauf hingewiesen, dass es sowohl in den Szenarien des Bundesumweltministeriums
als auch in Untersuchungen des Fraunhofer-Institut fiir System- und Innovationsforschung zu einer durch
Sektorenkopplung bedingten Steigerung der Stromnachfrage vor 2030 kommen wird.

Fiir das Land Bayern geht ein Konsultationsteilnehmer aufgrund ambitionierter Effizienzmafinahmen bei
einer positiven wirtschaftlichen Entwicklung von einem gleichbleibenden Stromverbrauch aus, so dass der
ricklaufige Stromverbrauch der Szenarien A 2030 und B 2030 unrealistisch ist.

Einige Konsultationsteilnehmer wiinschen eine zumindest landkreisscharf regionalisierte Darstellung des
Stromverbrauchs und der Jahreshochstlast.

Laut eines Konsultationsteilnehmers ist die fast als konstant angenommene Jahresh6chstlast zu hoch
angesetzt. Aufgrund des zu erwartenden Umbaus des Kraftwerksparks und den damit einhergehenden starken
Schwankungen der Strompreise an der Borse sei davon auszugehen, dass auch das Angebot an flexiblen
Stromtarifen und der Einsatz von Lastmanagementmafinahmen zunehmen. Diese Flexibilitit wiirde sich

reduzierend auf die Jahreshdchstlast auswirken.

Einige Konsultationsteilnehmer fragen nach der Begriindung fiir die von den Ubertragungsnetzbetreibern
angenommene Verdreifachung der Netzverluste der Hochstspannungs- und Hochspannungsebene bis 2030.

Ein Konsultationsteilnehmer bezeichnet es als sachgerecht, dass in keinem der von den
Ubertragungsnetzbetreibern vorgestellten Szenarien die von der Bundesregierung geforderte Senkung des
Stromverbrauchs um 10 % beriicksichtigt wird.

In einem Konsultationsbeitrag wird die Frage aufgeworfen, warum fiir die Verbrauchsprognose auf die
historischen Daten fiir 2013 Bezug genommen wird, wihrend in der zugehorigen Grafik Zahlen ftr 2012

ausgewiesen werden.

Ein Konsultationsteilnehmer kritisiert, dass der Entwurf der Ubertragungsnetzbetreiber nicht ausreichend
den Einsatz von CO,-freiem Strom im Wirme- und Verkehrssektor abbildet, der notwendig sei, um die
Klimaneutralitit des gesamten Energiesektor vor 2050 zu erreichen. Nach Studien des Fraunhofer-Instituts
fir Windenergie und Energiesystemtechnik sei im Jahre 2050 ein zusitzlicher Stromverbrauch aufgrund der
Sektorenkopplung und Speicherverluste von etwa 200 TWh zu erwarten. Linear umgerechnet ergebe sich so
ein zusétzlicher Stromverbrauch von 85 TWh in 2030. Dabei gehe die Studie lediglich von einer
Treibhausgasminderung von 83 % fiir 2050 aus. Bei einer Minderung um 95 % sei der zu erwartende
Mehrstromverbrauch noch grofier.

Ein Konsultationsteilnehmer widerspricht den Ubertragungsnetzbetreibern in Bezug auf den Einfluss von
Elektromobilitit und Warmeanwendungen auf die Jahreshochstlast. Durch Lastmanagementmafinahmen
und auch durch das normale Ladeverhalten sei der Einfluss auf die Jahreshochstlast kleiner als von den
Ubertragungsnetzbetreibern angenommen. Ebenfalls sei nicht erkennbar, ob im Bereich der Warmepumpen
Pufferspeicher eingesetzt wiirden.
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Ein Konsultationsteilnehmer behauptet, der hochsubventionierte Ausbau Erneuerbarer Energien sei fir die
verbrauchsintensive Industrie zu teuer, was zu einer Abwanderung dieser Industrie fiihre, wodurch der
Stromverbrauch deutlich zuriickginge.

Ein Konsultationsteilnehmer gibt an, dass aufgrund der Knappheit der fossilen Brennstoffe der Bedarf im
Bereich Mobilitit und Heizung zunehmend durch Elektrizitit gedeckt wiirde. Daher sei der Stromverbrauch
in den Szenarien als hoher anzusehen. Die Tendenz zeige sich bereits im Jahr 2015, wo der
Bruttostromverbrauch bei 610 TWh gelegen habe.

Dass die demographische Entwicklung und deren Auswirkungen auf den Stromverbrauch nicht
berticksichtigt wurden, wird von einem Konsultationsteilnehmer kritisiert.

Ein Konsultationsteilnehmer ist der Meinung, dass es bisher nicht genau abschitzbar ist, wie sich die
Sektorenkopplung weiter entwickelt. Daher sei es sinnvoll, bis zum Jahr 2020 eine Analyse der Situation
vorzunehmen und dabei unter Beriicksichtigung des Klimaschutzplans 2050 und erster Erfahrungen mit der
Sektorenkopplung den Strombedarf in allen drei Bereichen Strom, Warme und Mobilitit fundiert
abzuschitzen. Diese Erkenntnisse sollten bei der Weiterentwicklung der Netzentwicklungsplane

berticksichtigt werden.

Ein Konsultationsteilnehmer befiirwortet die Betrachtung des europiischen Binnenmarktes auch in Fragen
der Leistungsbilanzen zum Hochstlastzeitpunkt. Beziiglich der Jahreshochstlast gibt er zu bedenken, dass die
Wahrscheinlichkeit des Auftretens nahezu zeitgleicher Jahreshochstlasten, die nahezu zeitgleiche
Nichtverfiigbarkeit der Einspeisung aus Erneuerbaren Energien in der Region und die Szenarien zur
Entwicklung der Leistungsbilanzen in den Nachbarldndern zu beachten sind.

In zahlreichen Beitrigen wird darauf hingewiesen, dass die Ermittlung des Stromverbrauchs und dessen
Verlauf nur qualitativ beschrieben werden. Die Quellen, auf denen die Methodik der Ermittlung und der
anschlieflenden Regionalisierung basiert, wiirden nicht benannt. Die Benennung sei jedoch essenziell, um
den Vorschlag und das Vorgehen der Ubertragungsnetzbetreiber zu bewerten. Daher sollten die Quellen
transparent im Detail offengelegt werden. Auch sollten die verwendeten Lastprofile stundenscharf in
geeigneter Form veroffentlicht werden, da moderne Lastprofile eine Grundlage fir wissenschaftliche Arbeiten
im Kontext darstellten und fiir die Glaubwiirdigkeit des Szenariorahmens von grofler Bedeutung seien.

Ein Konsultationsteilnehmer vermisst eine Begriindung zur Beriicksichtigung dezentraler Speicher bei der

Ermittlung des Stromverbrauchs und der Lastprofile.

Eine Aussage tiber die Auswirkungen der digitalen Revolution unter dem Stichwort ,Industrie 4.0“ fehlt im
Szenariorahmen, gibt ein Beitrag zu bedenken. Hierbei sei zu erwarten, dass sich der Stromverbrauch in
Deutschland langfristig reduzieren werde.

2.7 Regionalisierung der Erneuerbaren Energien

2.7.1 Regionale Zuordnung von Wind Offshore in Nord- und Ostsee

Nach Ansicht eines Konsultationsteilnehmers sind Nord- und Ostsee durch unterschiedliche technische
Bedingungen gekennzeichnet. Auch die unterschiedlichen Anschlusskonzepte der

Ubertragungsnetzbetreiber mit stark abweichenden Realisierungszeiten sprechen grundsitzlich fiir eine
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Regionalisierung. Bei der Umsetzung der geplanten gesetzlichen Neuregelungen sei in Abhingigkeit von
deren Ausgestaltung zu beachten, dass in der deutschen ausschlieflichen Wirtschaftszone der Nordsee
uberproportional mehr Offshore Windparks einen bereits fortgeschrittenen Planungsstand aufweisen. Ob sich
aus der Fortschreibung des Landesraumentwicklungsprogramms Mecklenburg-Vorpommern tatsichlich
neue Vorrang- und Vorbehaltsfldchen fiir Offshore Wind ergeben, auf denen dann auch genehmigungsfihige
Projekte gestartet werden konnen, sei derzeit vollig offen.

Ein anderer Konsultationsteilnehmer hilt die Regionalisierung fiir Wind Offshore hinsichtlich Nord- und
Ostsee fiir plausibel. Die raumlichen Gegebenheiten rechtfertigten auch die GréfRenordnung der Aufteilung.
Als eine Alternative kénnten die Ubertragungsnetzbetreiber eine Aufteilung zwischen Kiistenmeer und
ausschliellicher Wirtschaftszone der Nordsee und entsprechend der Ostsee priifen. Allerdings diirfte der
Mehrwert fiir den Netzentwicklungsplan eher gering sein.

Einige Konsultationsteilnehmer halten die Aufteilung der prognostizierten Leistung zwischen Nord- und
Ostsee fiir sinnvoll und sind der Ansicht, dass auch in Zukunft Offshore-Windparks von professionellen
Akteuren errichtet werden und daher mit einer hohen Realisierungswahrscheinlichkeit und der Einhaltung
der Zielkorridore zu rechnen ist.

Aus Sicht eines weiteren Konsultationsteilnehmers sind etwaige Ausbaumafinahmen aufgrund der
Bedeutung der Ostsee fiir den Vogelzug und als Winterrasthabitat fiir Vogel aus Naturschutzgriinden kritisch
zu sehen. Ferner miisse die bestehende Gefihrdung der beiden Schweinswalpopulationen der Ostsee -
insbesondere auch vor dem Hintergrund der besonderen geografischen Situation der Ostsee (kanalartige
Verengung) - in Hinblick auf schallintensive Aktivitidten berticksichtigt werden. Zudem sei zu beachten, dass
gegebenenfalls erhohte Schallwerte - aufgrund schwieriger Baugrundverhiltnisse und gegentiber der Nordsee
verdnderte Annahmen zur Schallausbreitung - zusétzliche Probleme in der Ostsee mit sich bringen. Daher sei
eine Konzentration des Ausbaus der Offshore-Windkraft vorrangig in der ausschlief}lichen Wirtschaftszone
der Nordsee geboten.

Die vorliegende Regionalisierung sei sinnvoll und geboten, da verschiedene Ubertragungsnetzbetreiber
verantwortlich seien. Dartiber hinaus wiirden technologisch unterschiedliche Anbindungssysteme verfolgt,
die ein kurzfristiges Umschwenken nicht gestatteten. Die raumlichen Gegebenheiten rechtfertigten auch die
Groflenordnung der Aufteilung. Aufgrund der von den Ubertragungsnetzbetreibern zutreffend
identifizierten Unsicherheiten sei es jedoch nicht moglich, das eine oder das andere 2030er-Szenario zu
préiferieren. Es sei derzeit ungewiss, wann welche vorentwickelte Fliche in einem zentralen Modell
ausgeschrieben wird, ob die nidhere Ausgestaltung der Ausschreibung moglicherweise ,,Anteile” fiir die
Forderung in Nord- und Ostsee vorsehen oder wie zukiinftig das Verhiltnis zwischen Netzausbauplanung,
Flachenauswahl und bezuschlagten Geboten aussieht. Ebenfalls noch nicht abschlieffend entschieden sei, wie
genau die marinen Vorrang- und Vorbehaltsgebiete im Kiistenmeer Mecklenburg-Vorpommerns letztlich
zugeschnitten sein werden und welche Leistung dort installiert werden kann. Aus den aktuellen Planungen in
Mecklenburg-Vorpommern ergebe sich aber jedenfalls ein Zuwachs an Erzeugungspotenzial gegeniiber dem
Szenariorahmen 2025, der beriicksichtigt werden miisse. Die Ubertragungsnetzbetreiber hitten dies im
vorliegenden Entwurf mit der Prognose einer deutlichen Leistungssteigerung in dieser Region zutreffend
einbezogen. Der Konsultationsteilnehmer hilt es daher fiir erforderlich, auf der Ebene des Szenariorahmens
jeweils den hoheren Wert anzusetzen, auch wenn dadurch die mit § 17d Abs. 3 EnWG gedeckelte Kapazitit in
der Theorie um 500 MW iiberschritten wird. In Nord- und Ostsee miisse die Moglichkeit, dass der hohere
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Wert realisiert werde, zurzeit im Blick sein: Keine dieser Moglichkeiten sei unrealistisch oder verlange
srevolutionidre Entwicklungen®. Ein Zuriickfiihren auf einen Pfad, der mit den derzeitigen gesetzlichen
Vorgaben konvergiere, sei zu einem spiteren Zeitpunkt moglich, beispielsweise im Rahmen der

Ausschreibung oder bei der mafinahmenscharf konkretisierten Netzplanung.

Einige Konsultationsteilnehmer halten die Regionalisierung auf Nord- und Ostsee - zumindest in
planerischer Hinsicht - fiir schwierig. Hier miisste mit einem breiteren Korridor gearbeitet werden.

2.7.2 Regionale Zuordnung der iibrigen Erneuerbaren Energien

Ein Konsultationsteilnehmer tragt vor, dass durch eine zweckmiflige Allokation des Ausbaus der
Erneuerbaren Energien (Ausbau von Windkraft im Stiden und Photovoltaik im Norden) ein Beitrag zur
Systemsicherheit erbracht werden kann. Auch wenn dann durch die geringere Wertschdpfung der
Energieformen an den ungiinstigeren Standorten Mehrkosten entstehen, biete dieses Vorgehen wichtige
Vorteile. Das Stromsystem werde auf regionaler Ebene stabilisiert und die Akzeptanz fiir erneuerbare
Energieanlagen konne erh6ht werden, nicht zuletzt deshalb, weil in einigen Regionen Nord- und
Ostdeutschlands die Anzahl der Windkraftanlagen an exponierten Standorten aus Sicht der Birgerinnen und
Biirger bereits eine kritische Grenze erreicht hitte.

Nach Ansicht mehrerer Konsultationsteilnehmer wird der Ansatz der Regionalisierung nicht deutlich genug
mit der dezentralen Versorgung kombiniert. Dadurch kénne wiederum der Netzausbau - zumindest im
Ubertragungsnetz - reduziert werden. Umgekehrt verhalte es sich mit dem Verteilernetz, das aber aufgrund
der niedrigeren Spannungsebene komplett erdverkabelt sei.

Die ausgewiesenen Windvorrang-, Windeignungs- und Windvorbehaltsgebiete sollten gemif! einem
weiteren Konsultationsteilnehmer fiir jedes Bundesland separat bewertet werden. Es zeige sich, dass der
Ausbaugrad der ausgewiesenen Flichen und die Ausbaugeschwindigkeit regional sehr unterschiedlich sind.
Das konne verschiedene Ursachen haben. Eine einheitliche, bundesweite Vorgehensweise der
Forschungsstelle fiir Energiewirtschaft bei der Potenzialanalyse fiihrt nach den Erkenntnissen des
Konsultationsteilnehmers nicht zu sachgerechten Ergebnissen.

Ein Konsultationsteilnehmer ist der Meinung, dass die zugrunde gelegte Regionalisierung deutlich
verbessert wurde. Dennoch weichen die Ergebnisse bereits im Referenzjahr von der tatsdchlich installierten
Leistung auf dem Netzgebiet der ,Mitnetz Strom“ ab. Hier bestehe Anpassungsbedarf. Durch die weitere
Entwicklung der Regionalisierung werde es eine stetige Anpassung der Szenarien und der damit
einhergehenden Prognosen geben. In diesem Prozess sei es deshalb auflerordentlich wichtig, die
Verteilnetzbetreiber zu integrieren, ihre Methoden und Erfahrungen sowie die Einflussfaktoren aus den

Regionen zu nutzen und den eingeschlagenen Weg weiter zu vertiefen.

Nach der Meinung eines weiteren Konsultationsteilnehmers sind in die Potenzialanalyse der fiir Wind
Onshore ,verfiigbaren Flichen“ weitere, grof3flichige Ausschlussflichen aufzunehmen: Verkehrs- und
Sonderlandeplitze samt ihrer Platzrunden; Naturparks und Biosphédrenreservate, in denen die Errichtung von
Windenergieanlagen verboten ist; und Wélder, in denen eine Waldumwandlung verboten ist. Ferner sollte bei
der Regionalisierung der Windenergienutzung in denjenigen Bundeslidndern, in denen Eignungsgebiete oder
Vorranggebiete mit der Wirkung von Eignungsgebieten ausgewiesen werden, als Mindestertrag der Wert
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angesetzt werden, unterhalb dessen es nach dem EEG 2014 keinen Ausgleich mehr fiir den Standortnachteil
gibt.

Ein Konsultationsteilnehmer moniert, dass es nicht genau ersichtlich ist, welche Ausschlussflichen bislang in
die Potenzialanalyse einbezogen worden sind. Nicht nur Flughifen, sondern auch Verkehrs- und
Sonderlandeplitze inklusive ihrer Platzrunden stellten Ausschlussflichen fiir die Windenergienutzung dar. In
der Planungsregion Mittelthiiringen beispielsweise gebe es neben dem Flughafen Erfurt acht Verkehrs- und
Sonderlandesplitze. Ihre nicht nutzbaren Platzrunden seien grofier als so manches Schutzgebiet und
befinden sich zu einem grofRen Teil in der im Szenariorahmen so bezeichneten ,uneingeschrankt geeigneten
Flache“. Die Nichtberiicksichtigung dieses Kriteriums fiihre damit zu falschen Ergebnissen. Dariiber hinaus sei
in Thiiringen in allen Naturparks mit Ausnahme des Naturparks Thiiringer Wald die Windenergienutzung
ausdricklich verboten. Das Gleiche gelte fiir die Biosphirenreservate (in allen Zonen). Damit stellten diese
Gebiete keine ,eingeschriankt nutzbaren Flichen®, sondern eindeutig Ausschlussflichen dar. Im Thiiringer
Naturschutzgesetz sei fiir alle existierenden Landschaftsschutzgebiete pauschal ein Waldumwandlungsverbot
(= Verbot der Anderung der Nutzungsart) festgesetzt. Damit seien sehr grofRe Waldflichen, die im
Szenariorahmen als ,,eingeschrankt nutzbare Flichen“ dargestellt sind, nicht fir Windenergieanlagen nutzbar
(beispielsweise der Thiiringer Wald).

Ein Konsultationsteilnehmer kritisiert das der Regionalisierung zugrunde liegende ,,Konzept und Daten zur
Regionalisierung von Erneuerbaren Energien“ der Forschungsstelle fiir Energiewirtschaft. Hinsichtlich der
von den Ubertragungsnetzbetreibern angewandten Methodik differierten die Ausschlussflichen und
Abstiande fir die Ermittlung von ,uneingeschriankt nutzbaren Flichen“ erheblich mit den harten und weichen
Tabukriterien im Thiiringer Windenergieerlass.

Nach Ansicht eines Konsultationsteilnehmers fithren die angewendeten Modellannahmen der Erneuerbare
Energien Regionalisierung zu einer systematischen Unterschitzung des Zubaus fiir Baden-Wiirttemberg. So
spiegelt beispielsweise das Heranziehen des kumulierten historischen Zubaus der letzten drei Jahre den nach
Anderung des Landesplanungsgesetzes erst in 2015 einsetzenden Ausbau der Windenergie in Baden-
Wiirttemberg nicht wider. Der Ausbau werde in den néchsten Jahren eher zunehmen. In 2015 seien 53
Windenergieanlagen mit rund 150 MW errichtet worden, 100 Anlagen befinden sich derzeit im Bau und 260
Anlagen befidnden sich derzeit im Genehmigungsverfahren. Ferner seien rund 80 % der 2015 in Betrieb
genommenen baden-wiirttembergischen Windenergieanlagen auf Waldflachen errichtet worden, die bei der
Potenzialanalyse der Ubertragungsnetzbetreiber nur stark eingeschrinkt beriicksichtigt worden seien.

Gemif! einem Konsultationsteilnehmer stimmen die regionalisierten Zubauszenarien im Bereich PV in
Bayern recht gut mit den aktuellen Planungen tiberein. Der Konsultationsteilnehmer rechnet in 2030 mit ca.
16 GW PV in Bayern, wihrend der Szenariorahmen 14,3-17 GW PV in Bayern ausweist. Fiir Wind Onshore
prognostiziert der Szenariorahmen einen Zubau in den nichsten 15 Jahren bis 2030 von nur 1-1,2 GW in
Bayern auf dann insgesamt ca. 2,5-2,7 GW. Das seien lediglich 70-80 MW pro Jahr fiir ganz Bayern. Gemessen
an den aktuellen (durchaus niedrigen) Zubauraten erscheinen diese Werte zu konservativ. Der
Konsultationsteilnehmer sieht perspektivisch mehr Potenzial bzw. Bedarf fiir Windstrom in Bayern, und zwar
in der Gréf3enordnung von tiber 4 GW bis 2030.

Ein weiterer Konsultationsteilnehmer tragt vor, dass bei der Regionalisierung des Ausbaus der Erneuerbaren
Energien der Ausbau der einzelnen Technologien fiir den Freistaat Sachsen im Rahmen der vorgesehenen

regionalplanerischen Ansitze nachvollziehbar ist.
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Ein Konsultationsteilnehmer teilt mit, dass in Schleswig-Holstein die bisherigen Prognosen insbesondere auf
die durchgefiihrten Potenzialstudien und auf die in den Regionalpldnen ausgewiesenen Windvorrangflichen
gestlitzt wurden. Mit dem Gerichtsurteil tiber die Unwirksambkeit der Regionalpline fiir Windvorrangflichen
in Schleswig-Holstein seien die bisherigen Planungen jedoch zu iberarbeiten. Eine Aktualisierung der
Prognosen sei derzeit in Arbeit. Die bislang ermittelten konservativen Ausbauprognosen von Erneuerbare
Energien Anlagen fiir 2020 entsprichen in etwa bereits den Annahmen im Szenario A 2030. Wiirden alle heute
bereits vorliegenden Anfragen realisiert, wiirde die Ausbauprognose in 2030 fiir Schleswig-Holstein in 2020
sicher erreicht.

Hinsichtlich der Bundeslandregionalisierung weist ein Konsultationsteilnehmer darauf hin, dass die
Energiestrategie 2030 des Landes Brandenburg bei Windenergieanlagen Onshore von einer Kapazitit von
10.500 MW im Jahr 2030 ausgeht. Dieser landespolitische Zielwert sollte bei der Regionalisierung der
Erneuerbaren Energien beriicksichtigt werden. In den Szenarien A 2030 und B 2030 gingen die
Ubertragungsnetzbetreiber nur von einer installierten Leistung von 9,2 bzw. 9,6 GW aus. Hier sei der Wert von
10,5 GW anzusetzen. Bei der installierten Leistung Photovoltaik werde zutreffend fiir 2030 von einem Wert
von 3,5 GW ausgegangen.

Ein Konsultationsteilnehmer sieht die Potenzialanalyse des regionalen Zubaus von Windenergie Onshore
kritisch. Der Szenariorahmen stiitze sich hier nur auf die Informationen der Planungsbehorden zu
ausgewiesenen Windeignungsgebieten. Weitere Potenziale aus Fortschreibungen der Regionalpliane - in
Brandenburg und Mecklenburg-Vorpommern betreffe das zur Zeit sieben Planungsregionen - finden im
Szenariorahmen keine Anwendung. Zur Ermittlung weiterer Potenziale werde auf eine Datenbasis
zuriickgegriffen, die deutlich weniger Restriktionen fiir mogliche Windeignungsflachen beinhalten wiirde.
Somit erfahre die Regionalisierung nicht die erreichbare Qualitit und erzeuge Ergebnisse, die sich von den
Annahmen des Konsultationsteilnehmers deutlich unterscheiden wiirden. Entgegen dem Ansatz im
Repoweringmodell stinden in Brandenburg und Mecklenburg-Vorpommern im Zeitraum bis 2018 nach
vorliegenden Informationen ca. 11.000 ha (rund 20 % der heutigen Flichen) nicht mehr zur Verfiigung. In
Brandenburg wiirden die Ubertragungsnetzbetreiber und der Konsultationsteilnehmer eine dhnliche
Entwicklung voraussehen. Fiir Mecklenburg-Vorpommern wiirden unterschiedliche Entwicklungen erwartet.
Im Moment seien dort nur etwa 13.000 ha ausgewiesen, weitere 7.200 ha seien in Planung. Das bedeute, dass
das Potenzial in diesen Flichen deutlich geringer sei als die Prognosewerte der Ubertragungsnetzbetreiber. In
den Prognosewerten des Szenariorahmens 2030 seien vermutlich ,verfiigbare“ Flichen eingeflossen, die zur
Zeit nicht im Ausweisungsprozess seien und aufgrund der bei der Regionalplanung angesetzten Kriterien zur
Ausweisung von Windeignungsgebieten auch zukiinftig nicht in dem berechneten Umfang zur Verfiigung
stinden. Fiir PV wurde in Mecklenburg-Vorpommern vom Konsultationsteilnehmer ein deutlich héherer
Zubau gesehen. Diese Erwartung basiere auch auf den Ergebnissen der PV-Freiflachenausschreibung. Der
Konsultationsteilnehmer rechnet in 2030 fiir Mecklenburg-Vorpommern mit 1,9 GW, wihrend der Entwurf
des Szenariorahmens in den Szenarien 1,4 GW ausweise. Fiir Brandenburg wiirden die
Ubertragungsnetzbetreiber (2,6-2,8 GW je nach Szenario) und der Konsultationsteilnehmer (2,7 GW) eine
dhnliche Entwicklung sehen.

Aus Sicht eines Konsultationsteilnehmers ist kritisch anzumerken, dass die absoluten Zahlen, die bei der
Regionalisierung verwendet werden, nicht mit den Ausbauzielen Nordrhein-Westfalens ibereinstimmen. Fiir
Nordrhein-Westfalen miisse festgestellt werden, dass die erneute Reduktion der Ausbauziele/ Ausbaupfade
fir Erneuerbare Energien und damit die Annahme der Nichterreichung der Ausbauziele Nordrhein
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Westfalens fiir die Erneuerbaren Energien eine nicht hinnehmbare Vorgabe der Ubertragungsnetzbetreiber
sei. Damit stelle sich der Szenariorahmen gegen die in Nordrhein-Westfalen vorgenommene Sicherung von
54.000 Hektar im neuen Landesentwicklungsplan und damit gegen einen mdglichst breiten
Windenergieausbau. So werde das gemeldete Ausbauziel der Landesregierung fiir 2025 auch zehn Jahre spiter
noch nicht erreicht, obwohl die Landesregierung Nordrhein-Westfalens mit ihrer Potenzialstudie die
grundsatzliche Flichenverfiigbarkeit belegt habe und {iber die Aufstellung eines neuen
Landesentwicklungsplans die Flichenausweisung durch die Planungsregionen verfolge. Ausschlaggebend
miisse die Nabenhéhe moderner Windenergieanlagen sein, die nicht bei 80 m sondern durchschnittlich bei
122 m lage. Angesichts der Verfiigbarkeit differenzierter Daten der unterschiedlichen Nabenhoéhen in den
Landern sollte hier auch eine landesscharfe Betrachtung erfolgen. Da die Landesregierung Nordrhein-
Westfalens iiber den neuen Landesentwicklungsplan die Flichenbereitstellung durch die Regionalplanung
verfolge, geht der Konsultationsteilnehmer auch davon aus, dass die ausgewiesenen Fliachen in Anspruch
genommen werden. In diesem Zusammenhang weist der Konsultationsteilnehmer auf die
Windpotenzialberechnung des Landesamts fiir Natur, Umwelt und Verbraucherschutz Nordrhein-Westfalen
hin.

Mehrere Konsultationsteilnehmer beanstanden, dass im Szenariorahmen fiir die Verteilung auf die
Bundeslander eine Karte fiir Windverhiltnisse in 80 m Hohe zugrunde gelegt wird, obwohl von einer
durchschnittlich tatsichlichen Nabenhohe von 120 bis 130 m auszugehen ist. Diese Hohe sei nicht korrekt
und sollte an die Nabenhohe einer neu zu errichtenden durchschnittlichen Windkraftanlage in Deutschland
angepasst werden, um ein genaueres Abbild Giber die Verteilung zu erhalten. Auf eine Differenzierung von
Windhohen je nach Region sollte dabei verzichtet werden, da das Verfahren ohnehin sehr komplex sei.
Gemaf einer anderen Meinung ist es notwendig, dass die Ubertragungsnetzbetreiber auf Grundlage der
vorhandenen Daten die Nabenhohen in den einzelnen Lindern und Regionen nach einer linderspezifische
Einzelbetrachtung vornehmen.

Gemaif einem weiteren Konsultationsteilnehmer ist es bei der Methodik der Regionalisierung des Ausbaus der
Erneuerbaren Energien zu begriifien, dass die Ubertragungsnetzbetreiber die Verteilernetzbetreiber bei der
Erstellung des Szenariorahmens miteinbezogen haben, da ein wesentlicher Teil des erforderlichen
Netzausbaus auf der Verteilernetzebene stattfindet. So sei der weitaus grofite Anteil der dezentralen
Erzeugungsanlagen zukiinftig in den regionalen Verteilernetzen zu integrieren.

Da die Verteilnetzbetreiber in Ostdeutschland besonders vom Zubau der Erneuerbaren Energien betroffen
sind, hitten diese 2013 erstmalig einen gemeinsamen Hochspannungs-Netzausbauplan erstellt, der im Jahr
2015 iiberarbeitet wurde. Es wird angeregt, diesen Plan bei der Methodik der Regionalisierung zu
berticksichtigen.

Beim Ansatz zur Ermittlung des Repowering werde im vorliegenden Entwurf des Szenariorahmens die
Annahme getroffen, dass Windenergieanlagen nach Ende ihrer technischen Lebensdauer durch
leistungsstdrkere Anlagen ersetzt werden. Das Repoweringmodell gehe davon aus, dass die
Windeignungsflichen auch weiterhin in vollem Umfang zur Verfiigung stehen. Diese Annahme ist nach
Meinung eines Konsultationsteilnehmers nicht tiberall zutreffend, da beispielsweise durch die Aufstellung
neuer (Teil-)Regionalplane nach neuen - oft deutlich restriktiveren - Kriterien heute giiltige Flachen
zukiinftig nicht mehr fiir Repowering zur Verfiigung stehen.
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Im Entwurf des Szenariorahmens wird die Aussage getroffen, dass die Ubertragungsnetzbetreiber einen
regelmifiigen Dialog mit den Planungsbeho6rden zur permanenten Aktualisierung der ausgewiesenen
Flichen anstrebten. Dieser sollte auch fiir die Planung von weiteren, neuen Flichen genutzt werden.

2.8 Spitzenkappung

Ein Grofiteil der Konsultationsteilnehmer begriif3t die Berlicksichtigung der Spitzenkappung im
Szenariorahmen. Die Spitzenkappung sei insbesondere fiir die 110kV-Netze ein sinnvolles
Planungsinstrument, aber auch in den Mittel- und Niederspannungsebenen zeige sich Einsparpotenzial.
Allerdings seien kurz- oder mittelfristige Ausbaumafinahmen in den nichsten fiinf Jahren wahrscheinlich
auch mit Spitzenkappung notwendig. Eine weitere Analyse des Konzepts sei also fiir eine effiziente
Systemintegration von Erneuerbare Energien Anlagen notwendig.

Ein Konsultationsteilnehmer gibt zu bedenken, dass eine dynamische Abregelung wesentlich hohere
Potenziale zum Anschluss von Erneuerbare Energien Anlagen zuliefie als die von den
Ubertragungsnetzbetreibern angenommene statische Abregelung. Allgemein erscheine die Abregelung als
eine der effektivsten Methoden, um méglichst hohe Leistungen an das vorhandene Netz anzuschliefRen.

Ein Konsultationsteilnehmer meint, dass die Spitzenkappung ein interessanter Ansatz fiir die Netzplanung ist,
bisher aber in der eigenen Planung noch nicht berticksichtigt wurde und deswegen auch nicht abschliefend
bewertet werden kann. Wenn solch eine Bewertung mit zukiinftigen Erfahrungen moglich sei, miisse die
Methodik der Berticksichtigung der Spitzenkappung im Szenariorahmen noch einmal tiberprift werden.

Dem zustimmend dufiert sich ein Konsultationsteilnehmer dahingehend, dass die Beriicksichtigung der
Spitzenkappung im Szenariorahmen nach erfolgter Riickmeldung der Verteilnetzbetreiber neu
vorgenommen werden muss. Da im Ergebnis noch nicht geklart sei, ob eine Spitzenkappung zum Einsatz
kommt, die alle Erneuerbare Energien Anlagen umfasst, miisse dieser Punkt im Rahmen einer
Sensitivititsberechnung differenziert untersucht werden. Es sei nicht davon auszugehen, dass gerade bei
kleinen PV-Anlagen alle vorhandenen Anlagen wirtschaftlich sinnvoll und effizient in ein
Spitzenkappungsmodell einbezogen werden kénnen.

Nach Einschitzung eines Konsultationsteilnehmers kann die konsequente Anwendung der Spitzenkappung
Uber alle Spannungsebenen hinweg einen erheblichen Einfluss auf tiberregionale Transportbedarfe ausiiben.

Die Berticksichtigung einer Spitzenkappung von bis zu drei Prozent bei der Netzplanung wird von einem
Konsultationsteilnehmer unterstiitzt. Allerdings sollte Erneuerbaren Energien im Zuge der notwendigen
System- und Marktintegration vermehrt Systemverantwortung zukommen und ihre Férderung minimiert

werden.

Mehrere Konsultationsteilnehmer sind der Meinung, dass die Spitzenkappung der Windkraftanlagen weiter
zu erhohen ist.

29 Flexibilitatsoptionen

2.9.1 Speicher (ohne Pumpspeicherkraftwerke)

Zahlreiche Konsultationsteilnehmer kritisieren die unzureichende und zu geringe Beriicksichtigung von
Speichern im Entwurf des Szenariorahmens. Es kommt insgesamt zu einer systemischen Fehleinschitzung
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der Rolle von Speichern im Entwurf des Szenariorahmens. Die Moglichkeit der Speicherung werde zukiinftig
mit der starken Zunahme an Erneuerbaren Energien und der damit fluktuierenden Leistung im Markt eine
grofde Bedeutung erhalten. Der weitere Ausbau der Erneuerbaren Energien erh6he in Zusammenhang mit der
Mindesterzeugung konventioneller Kraftwerke zukiinftig den Flexibilitdtsbedarf. Speicherldsungen kénnten
eine Alternative zu Investitionen in zusétzliche Leitungen darstellen. Dartiber hinaus wiirden Speicher bereits

heute einen Beitrag zur Netzstabilitit und Versorgungssicherheit leisten.

Einige Konsultationsteilnehmer beméngeln, dass die vorhandenen Ausfithrungen zu Speichern zu kurz, zu
wenig differenziert und mit zu wenig Quellen und Zahlen belegt wurden. Ferner sei nur teilweise erkennbar,
wie die Flexibilitatsoptionen aktiviert und Energiespeicher, vor allem Stromspeicher, gesteuert wiirden. Es
wird kritisiert, dass im Entwurf des Szenariorahmens die Angabe fehle, welche Netzabschnitte zur
Vermeidung von weiterem Netzausbau durch bedarfsgerechte Speicher gezielt entlastet werden kénnten.

Einige Konsultationsteilnehmer dufiern sich zu der Modellierung der Speicher. Ein Konsultationsteilnehmer
merkt an, dass bei der Modellierung von flexiblen Lasten und Speichertechnologien die langfristige
Entwicklung nur schwer prognostizierbar ist. Es wird ferner die Beriicksichtigung eines marktorientierten
und systemdienlichen Einsatzes von Stromspeichern gefordert. Einige Konsultationsteilnehmer dufern den
Wunsch nach einer regionalen Differenzierung der Abbildung der Speicher, da stidtische Regionen im
Gegensatz zu landlichen Regionen erhebliche Unterschiede aufgrund unterschiedlicher Anforderungen
aufwiesen. Ein Konsultationsteilnehmer bringt vor, dass viele Modellanalysen grundsatzlich dazu tendieren,
den Systemnutzen von Stromspeichern zu unterschitzen, wenn nicht alle relevanten Wertbeitrage zum

Gesamtsystem berticksichtigt werden.

Einige Konsultationsbeitrage enthalten gezielte Aussagen zum Einsatz von zentralen Speichern. So wird von
zahlreichen Konsultationsteilnehmern gefordert, auch Grof- und Langzeitspeicher in den Berechnungen zu
bertiicksichtigen. Mehrere Konsultationsteilnehmer kritisieren zudem, dass keine zentralen Batteriespeicher in
den Berechnungen enthalten sind. Einige Konsultationsteilnehmer halten eine Fokussierung auf
Batteriespeicher zur PV-Eigenverbrauchsoptimierung fiir nicht ausreichend. Die netzentlastende Wirkung
von Batteriespeicherkraftwerken bei netzdienlicher Betriebsweise solle im Entwurf starker beriicksichtigt
werden. Batteriespeicherkraftwerke hitten das Potenzial, durch Erbringung von Systemdienstleistungen den
konventionellen Erzeugungspark zu verdrangen. Ein weiterer Konsultationsteilnehmer fordert, dass die
Maoglichkeit des Einsatzes von Grofibatterien als ,Betriebsmittel der Netzbetreiber” im Entwurf des
Szenariorahmens in Erwigung gezogen werden soll, da diese als Systemdienstleistungen wirtschaftlich
interessante Investitionsprojekte seien. Studien gingen davon aus, dass sich aus der Kostendegression von
Batteriespeichern ein selbst laufender Ausbau ergebe. Mehrere Konsultationsteilnehmer schitzen ein, dass
durch die ambitionierten Klimaziele und insbesondere neue Stromanwendungen wie E-Mobilitit die Kosten
von Batteriespeichern deutlich friither als erwartet sinken. Ein Konsultationsteilnehmer ist der Meinung, dass
sich die dezentralen Speichertechnologien so in den nichsten Jahren als ,,Game Changer” erweisen.

Ein Konsultationsteilnehmer duflert sich dagegen kritisch zum weiteren Ausbau von Haushaltsspeichern.
Diese wiirden die Energiewende weiter entsolidarisieren, da es zurzeit kein Geschiftsmodell gebe das ohne
indirekte Férderung/Befreiung von Umlagen wirtschaftlich sei.

Einige Konsultationsteilnehmer gehen auf die im Begleitdokument der Bundesnetzagentur veréffentlichten
Prognosen zu PV-Batteriespeichern ein. Mehrere Konsultationsteilnehmer halten die im Entwurf des

Szenariorahmens angenommene Betrachtung der PV-Batteriespeicher der Hohe und dem Grunde nach fiir
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angemessen. Ein Konsultationsteilnehmer schitzt dagegen die angenommene installierte Leistung fiir die
Jahre 2025 und 2030 als zu gering ein, er gab fiir das Jahr 2025 eine Spanne von 1,7-1,9 GW und fiir das Jahr
2030 eine Spanne von 3,4-6,0 GW an. Ein Konsultationsteilnehmer berechnet, dass das angegebene Ausbauziel
realistisch ist, wenn bis 2020 durchschnittlich 10.000-12.000 Anlagen pro Jahr zugebaut werden. Er merkt
zudem an, dass die angenommenen Zubauzahlen eine weitere Reduktion der Anlagenpreise voraussetzen
wiirden. Nach der Meinung dieses Konsultationsteilnehmers kann dies durch Produktionssteigerungen im
Bereich Batteriezellen, verbesserte Batterietechnologie oder die Nutzung von Altbatterien aus
Elektrofahrzeugen erreicht werden. Nach der Ansicht eines weiteren Konsultationsteilnehmers kénnte sich
der zukiinftige jahrliche Ausbau durchaus auf 20 GW belaufen, z. B. durch den Aufbau auf Biirogebauden,
Kiithlhdusern, Krankenhédusern und Quartiersspeichern. Ein anderer Konsultationsteilnehmer dagegen warnt
vor einer Uberschitzung des Potenzials von Akkuspeichern und Eigenverbrauch. Die Zahlen sollten mit
Vorsicht angesetzt werden.

Ein Konsultationsteilnehmer dufiert die Erwartung, dass Redox-Flow-Batterien deutlich vor Ende dieses
Jahrzehnts bereits eine groflindustrielle Anwendung finden. Diese wiirden innerhalb der nichsten Jahre als
leistungsfahige Alternative zum flichendeckenden Einsatz kleiner Lithium-Ionen-Batterien zur Verfiigung
stehen.

Ein weiterer Konsultationsteilnehmer merkt an, dass die Spitzenlast von Windkraftanlagen zukunftsorientiert
in Speichersysteme einspeisen sollte.

Ferner fordern einige Konsultationsteilnehmer eine Aufnahme der Betrachtung von langfristigen
Wasserstoffspeichern (sog. ,Liquid Organic Hydrogen Carrier”) in den Entwurf des Szenariorahmens. Diese
Technologie biete Potenziale im Rahmen der Langzeitspeicherung von Wasserstoff aus Power-to-Gas
Anlagen. Mehrere Projekte wiirden sich bereits mit dem Thema befassen. Dies kdnnte zukiinftig eine
Alternative zu einem grofriumigen Ausbau der Ubertragungsnetze darstellen.

2.9.2 E-Mobilitdt

Viele Konsultationsteilnehmer begriiffen die Berticksichtigung der Elektromobilitit im Szenariorahmen.
Zahlreiche Konsultationsteilnehmer nehmen jedoch an, dass die angenommene Anzahl der zukiinftig
zugelassenen Elektrofahrzeuge zu hoch ist. Ein Konsultationsteilnehmer zweifelt zum Beispiel daran, dass
2020 eine Million Elektroautos zugelassen sein werden, ein anderer hilt die Prognose von 8,1 Millionen
Elektroautos im Jahr 2030 fiir iberhoht. Ein weiterer Konsultationsteilnehmer gibt an, dass die Prognosen zu
optimistisch sind, solange es keine entscheidenden Innovationen auf dem Batteriesektor gebe. Einige
Konsultationsteilnehmer hinterfragen dagegen, warum die unterstellte Bestandsentwicklung von
Elektrofahrzeugen von den aktuell seitens der Bundesregierung kommunizierten Zielen (1 Million im Jahr
2020 und 6 Millionen im Jahr 2030) abweicht. Dabei schligt ein Konsultationsteilnehmer vor, die unterstellte
Anzahl der Elektrofahrzeuge fir das Szenario B 2030 nach oben zu korrigieren, um eine Synchronisation mit
den Zielen der Bundesregierung zu erreichen. Ein weiterer Konsultationsteilnehmer bringt vor, dass die
Potenziale nicht zu hoch bewertet werden diirften, da unter anderem durch die Vorbehalte gegeniiber der E-
Mobilitdt von einer Fortsetzung der schleppenden Entwicklung auszugehen sei.

Einige Konsultationsteilnehmer tragen vor, dass die Bestandsentwicklung von Elektrofahrzeugen hinterfragt
werden miisse. Auch die Kalkulationen hinsichtlich Ladeleistungen und Lastmanagement seien nicht
nachvollziehbar. Des Weiteren merken verschiedene Konsultationsteilnehmer an, dass keine verlassliche
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Prognose hinsichtlich der Technologiedurchdringung im Bereich der E-Mobilitit abgegeben werden kann.
Ebenso fehle bei der Argumentation eine detaillierte Quellenangabe der Zahlen.

Ein Konsultationsteilnehmer glaubt, dass sich die Entwicklung der Elektromobilitit in den kommenden
Jahren vor allem auf Ballungszentren und wirtschaftlich gut entwickelte Standorte in Deutschland
konzentriert. Im landlichen Raum werde die Durchdringung langsamer erfolgen. Der flexiblen Nutzung von
Speichern in Elektrofahrzeugen stiinden derzeit mehrere Hemmnisse im Wege, wie eine unzureichend
ausgebaute und intelligente Ladeinfrastruktur, ein ausgesprochen beschranktes Angebot von Fahrzeugen, die
in beide Richtungen Strom entnehmen/geben konnten, und das unterschiedliche und schwer vorhersehbare
Nutzungsprofil der Fahrer. Ein weiterer Konsultationsteilnehmer hélt das im Szenariorahmen angenommene
Potenzial der verlagerbaren Leistung aus E-Mobilitit fiir zu hoch, da die Wirkung der Verschiebung selbst
flr die optimistischste Variante zu grofd angenommen sei. Analog gibt es aus Sicht eines anderen
Konsultationsteilnehmers heute noch keine verladsslichen Prognosen hinsichtlich der
Technologiedurchdringung. Es sei unklar, ob es in 2030 tiberwiegend reine batterieelektrische Fahrzeuge mit
entsprechend grofRem Energiespeicher oder vermehrt Plug-in Hybride mit deutlich kleinerem
Energiespeicher geben wird.

2.9.3 Power-to-Heat

Mehrere Konsultationsteilnehmer duflern den Wunsch nach einer stirkeren Beriicksichtigung von Power
to-Heat Technologien.

Nach Meinung eines Konsultationsteilnehmers werden die Potenziale von neuen Stromanwendungen, unter
anderem Power-to-Heat iiber Warmepumpen an Wiarmenetze oder Warmespeicher, unterschitzt.

Ein weiterer Konsultationsteilnehmer dufert analog dazu die Meinung, dass es ein sehr grofies Potenzial biete,
die Fernwarmenetze per , Tauchsieder” als einzelne Hauser durch Wasserspeicher, die mit Stromheizungen an
Stelle von Gas- oder Olbrennern ausgestattet sind, zu decken. Allerdings sei damit ein massiver Ausbau der
Verteilungsnetze verbunden.

Ein anderer Konsultationsteilnehmer hilt die im Begleitdokument der Bundesnetzagentur angenommene
Hohe der installierten Leistung von Power-to-X Anlagen fiir zu gering. Er geht davon aus, dass bei einem
Erneuerbare Energien Anteil von ca. 80 % unter der Annahme eines starken nationalen und internationalen
Stromnetzausbaus und der Nutzung weiterer Flexibilititsoptionen eine ungefihre Gréfienordnung von 6-16
GW installierter Leistung an Power-to-Heat zu Kostensenkungen fiithrt. Er empfiehlt, fiir das Jahr 2030 2-4
GW und fir das Jahr 2035 4-8 GW Power-to-Heat anzunehmen.

Ein anderer Konsultationsteilnehmer regt an, die Power-to-Heat Anlagen nicht als Stromspeicher, sondern als
Energiespeicher im Lastmanagement zu modellieren und diese flichendeckend an entsprechenden

Ballungszentren bzw. Fernwirmenetzen und KWK-Standorten anzusiedeln.

Ein weiterer Konsultationsteilnehmer bringt ein, dass es sich bereits heute abzeichnet, dass neben der
Sektorenkopplung Power-to-Gas auch die Sektorenkopplung Power-to-Heat von grof}er Relevanz ist, z.B.
Groftwiarmepumpen an Wiarmenetzen und Warmespeichern. Diese miissten in allen Szenarien addquat

abgebildet werden.
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2.9.4 Power-to-Gas

Mehrere Konsultationsteilnehmer kritisieren, dass die Option Power-to-Gas im Szenariorahmen nicht
ausreichend beriicksichtigt wird. Nach Meinung eines Konsultationsteilnehmers werden vor allem
Stromanwendungen in der Sektorenkopplung wie Power-to-Gas fiir sogenannte Stromkraftstoffe
unterschétzt. Die Auswirkungen der Power-to-Gas Technologie sollten stiarker untersucht werden.

Ein Konsultationsteilnehmer prognostiziert, dass es zwei unterschiedliche Phasen geben wird: In der ersten
Phase werde es im Kraftstoffmarkt eine grofie Nachfrage fiir den nachhaltig erzeugten Wasserstoff geben und
in der zweiten Phase werde der Wasserstoff vermehrt zur Versorgung der Brennstoffzellenfahrzeuge
nachgefragt.

Ein weiterer Konsultationsteilnehmer betont, dass Power-to-Gas insbesondere fiir die Versorgungssicherheit
bei einem wachsenden Anteil der Stromerzeugung aus Wind und Sonne fiir Perioden der sog. ,Dunkelflaute”
erforderlich sein wird. Derzeit sei die Technologie eine alternativlose Option fiir eine erforderliche
Langzeitspeicherung in der GréfRenordnung 100-200 TWh Gas bzw. einer Riickverstromungsmoglichkeit im
Bereich 60 GW und 30-40 TWh.

Auch nach Meinung eines anderen Konsultationsteilnehmers ist ein Speicher in der Gréf3e des bestehenden
Erdgasnetzes unabdingbar, um fiir wochenlange Flauten gewappnet zu sein. Ein Konsultationsteilnehmer
hebt hervor, dass das Potenzial besonders in den 6stlichen Bundeslindern wegen der Uberlastung der
Stromnetze sehr grof} ist. Ferner wird vorgebracht, dass sich bei Nutzung der Technologie der Vorteil einer
gesicherten Leistung an erneuerbarer Gaskraft ergibt, auch wenn damit ein Grof}teil der Windenergie im
Norden ungenutzt bleibt. Power-to-Gas habe mehr Wert als volatile Windenergie, was jedoch heute nicht am
Energy-Only-Market honoriert werde.

Ein weiterer Konsultationsteilnehmer fordert, das Thema Power-to-Gas ernsthaft in die
Erzeugungslandschaft der grofien Windparks mit einzubeziehen.

Mehrere Konsultationsteilnehmer duflern sich zur Modellierung der Power-to-Gas Anlagen. Ein
Konsultationsteilnehmer regt an, zu konkretisieren, ob und auf welche Art und Weise Power-to-Gas in den
definierten Szenarien Berticksichtigung findet. Im Szenariorahmen werde leider nicht ndher auf die
Einbindung von Power-to-Gas in der Modellierung eingegangen. Analog fordert ein anderer
Konsultationsteilnehmer klare Antworten zu Speichertechnologien und insbesondere zum Thema Power-to-
Gas.

Nach Meinung eines anderen Konsultationsteilnehmers ist eine nach Regionen differenzierte Abbildung von
Power-to-Gas sinnvoll. Nach Ermessen eines weiteren Konsultationsteilnehmers sollte bei der
Regionalisierung berticksichtigt werden, dass die Technologie nur dort zum Einsatz kommen, wo
LStromiiberschiisse” dauerhaft und in grofem Umfang anfallen und eine Infrastruktur fiir die Nutzung des
produzierten Wasserstoffs vorhanden ist. Es gebe derzeit keine 6konomische Grundlage fiir eine direkte
Nutzung des gewonnenen Wasserstoffs.

Einige Konsultationsteilnehmer halten das im Begleitdokument der Bundesnetzagentur angenommene
Potenzial von Power-to-Gas mit 1-2 GW installierter Leistung angesichts der Umwandlungsverluste fiir sehr
hoch. Dies wiirde nur erhebliche (indirekte) neue Foérderkosten verursachen. Nach Meinung eines weiteren

Konsultationsteilnehmers erscheinen die Betrachtungen sehr unrealistisch, da die meisten Studien davon
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ausgingen, dass Power-to-Gas erst bei mindestens 60-80 % Anteil Erneuerbarer Energien an Bedeutung
gewinnt. Power-to-Gas Anlagen wiirden sich derzeit im unwirtschaftlichen Bereich bewegen, da die
Gestehungskosten noch viel zu hoch seien. Ferner seien Power-to-Gas Anlagen mehr als ,politische
Parameter” und weniger als echte Einflussfaktoren fiir den Ausbaubedarf im Ubertragungsnetz zu verstehen.

Zahlreiche andere Konsultationsteilnehmer halten dagegen den im Begleitdokument der Bundesnetzagentur
angegebenen Anteil an installierter Leistung von Power-to-Gas Anlagen fiir zu gering bzw. viel zu gering.

Ein Konsultationsteilnehmer geht davon aus, dass bei einem Erneuerbare Energien Anteil von ca. 80 % unter
Annahme eines starken nationalen und internationalen Stromnetzausbaus und der Nutzung weiterer
Flexibilitatsoptionen eine ungefihre Grofienordnung von 6-16 GW installierter Leistung an Power-to-Gas zu
Kostensenkungen fiihrt. Falls der Stromausbau nicht so progressiv wie heute angenommen verlaufe, wiirden
die Zahlen fiir Power-to-Gas noch deutlich hoher ausfallen.

Ein anderer Konsultationsteilnehmer duflert die Meinung, dass aus den ersten Pilot- und
Demonstrationsprojekten absehbar ist, dass sich die Power-to-Gas Technik, insbesondere mit Methanisierung,
bis zum Jahr 2030/2035 deutlich weiterentwickelt. So wird empfohlen, fiir das Jahr 2030 2-4 GW und far das
Jahr 2035 4-8 GW installierte Leistung Power-to-Gas anzunehmen. Analog schitzt ein anderer
Konsultationsteilnehmer den Bedarf in 2020 bereits auf 1,5 GW bzw. 4,5 GW.

Mehrere Konsultationsteilnehmer stufen die von der Bundesnetzagentur im Begleitdokument getroffene
Einschitzung als nachvollziehbar und angemessen ein.

Ein weiterer Konsultationsteilnehmer merkt an, dass es nicht die Frage ist, was unter ,realistischem Potenzial“
verstanden wird, sondern welche Kapazititen bei einem forcierten Klimaschutzszenario erforderlich sein
werden. So sei im Jahr 2030 eine Stromerzeugung aus Power-to-Gas von ca. 10-20 TWh erforderlich. Ein
weiterer Konsultationsteilnehmer dufiert die Hoffnung, dass eine verbrauchsnahe Energieumwandlung
Power-to-Gas wirtschaftlich machen wiirde.

Ein Konsultationsteilnehmer hebt hervor, dass in den letzten Jahren trotz EEG-Umlage auf dem Strombezug
jahrlich 6-8 MW Power-to-Gas Anlagen neu installiert und in Betrieb genommen wurden, sodass derzeit
etwa 30 Anlagen mit einer Leistung von 24 MW in Deutschland installiert sind.

Ein anderer Konsultationsteilnehmer duflert dagegen, dass ca. 20 MW Power-to-Gas Anlagen in Betrieb sind,
die alle mit hohen Betriebsverlusten arbeiteten.

Ein Konsultationsteilnehmer hilt den im Begleitdokument angegebenen Gesamtwirkungsgrad des Prozesses
LStrom -> Gas -> Strom” von 30-40 % fiir sehr ambitioniert. Ein anderer Konsultationsteilnehmer weist
dagegen darauf hin, dass die 460.000 km an vorhandenen Gasleitungen fiir einen Energietransport von Nord
nach Siid mit einem Gesamtwirkungsgrad (Strom und Wirme) von bis zu 50 % genutzt werden kénnten.

Nach Meinung eines weiteren Konsultationsteilnehmers wird die Technologie Power-to-Gas gegeniiber der
Technologie Elektromobilitit im Begleitdokument benachteiligt. Es sei nicht nachvollziehbar, warum der
Wirkungsgrad bzw. die Wirtschaftlichkeit bei Power-to-Gas hinterfragt wird und bei der Elektromobilitét
nicht. Wenn tiberschiissiger Strom aus Erzeugungsspitzen der Erneuerbaren Energien fiir die Power-to-Gas
Technologie verwendet wiirde, sei der Wirkungsgrad irrelevant.
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2.9.5 Demand Side Management

Sehr viele Konsultationsteilnehmer begriiffen ausdriicklich die Berticksichtigung der
Lastmanagementpotenziale im Szenariorahmen. Mit Zunahme des Flexibilititsbedarfs steige auch der Anreiz
fir Demand Side Management.

Nach der Meinung eines Konsultationsteilnehmers gibt es im Jahr 2030 im Markt ausreichend Anreize zur
Nutzung von Lastmanagement, da Demonstrationsprojekte und die Lastabschaltverordnung bereits heute
das Voranschreiten des Aufbaus von Lastmanagementoptionen zeigen. Ein anderer Konsultationsteilnehmer
duflert aber Zweifel daran, ob strompreisabhingige Flexibilisierungsanreize im Ergebnis ausreichen,
entsprechende steuerungsfihige Haushaltsgerite anzuschaffen bzw. die damit verbundenen
Einschriankungen in der privaten Haushaltsorganisation zu akzeptieren. Ein nennenswerter Beitrag privater
Haushalte sei eher iber ein Wachstum dezentraler Speicherung als iiber unmittelbare
Lastmanagementverhalten zu erwarten. Gemif! einem weiteren Konsultationsteilnehmer spielt das
Lastmanagement in Industrie und Gewerbe eine zentrale Rolle. Ein anderer Konsultationsteilnehmer
fordert eine stirkere Bertiicksichtigung des Spitzenlastmanagements.

Einige Konsultationsteilnehmer dufiern sich zur angegebenen Hohe der Flexibilitatsoptionen. Ein
Konsultationsteilnehmer merkt an, dass die im Bereich der Industrie angegebene verlagerbare Leistung von
1,5 GW und abschaltbare Leistung von 3 GW nicht mit dem in der Studie der Deutschen Energie-Agentur
ermitteltem Potenzial von 6 GW iibereinstimmt. Ein weiterer Konsultationsteilnehmer schitzt die
angegebene verlagerbare Leistung von 35 GW im Sektor Haushalte/Gewerbe, Handel, Dienstleistungen als
deutlich zu hoch ein. Ein Konsultationsteilnehmer meint, dass Lastmanagement bei E-Mobilitdt und
Wirmepumpen zu einer Verlagerung von 10,4-21,9 GW fiihren kann. Nach Meinung eines weiteren
Konsultationsteilnehmers kann man 2-6 GW weitere Abschldge bei den Spitzenlasten fiir Lastmanagement
ansetzen, da die Bundesregierung nicht nur Kapazititen, sondern auch Energieeffizienz und
Nachfragesteuerungsmafinahmen ausschreiben kénnte.

Mehrere Konsultationsteilnehmer halten die Kalkulationen hinsichtlich Ladeleistungen und
Lademanagement fir nicht nachvollziehbar. Ein Konsultationsteilnehmer bringt zum Ausdruck, dass unklar
ist, inwieweit verschiedene Untersuchungen und neue Methoden aus der jingsten Vergangenheit in die
verwendeten Annahmen und Daten im Bereich ,Lastmanagement neuer Stromanwendungen® eingeflossen
sind. Mehrere Konsultationsteilnehmer fordern, dass nicht nur beim Lastmanagement neuer
Stromanwendungen, sondern auch beim Potenzial des klassischen Lastmanagement im Szenariorahmen die
jeweils verlagerbare Kapazitit und Energie ausgewiesen werden soll. Ein Konsultationsteilnehmer merkt an,
dass der genaue Umfang der Beriicksichtigung des Lastmanagementpotenzials in klassischen
Stromanwendungen in der Darstellung des Szenariorahmens unklar bleibt, da nur auf weitere Analysen
verwiesen wird. Die Annahmen beziiglich des Lastmanagements bei neuen Stromanwendungen seien
dagegen sowohl im Bereich Warmepumpen als auch im Bereich Elektrofahrzeuge nachvollziehbarer. Ein
Konsultationsteilnehmer kritisiert, dass nicht erkennbar ist, ob bei der Berechnung auch der Einsatz von
Wirmepumpen mit Pufferspeicher einbezogen wurde, da diese die Hochstlast reduzieren kénnten.

Ein weiterer Konsultationsteilnehmer merkt an, dass die wirtschaftlichen Potenziale bzw. hinterlegten
Kosten der verlagerbaren Leistung im Sektor Haushalte/ Gewerbe, Handel, Dienstleistungen aus dem
Szenariorahmen nicht hervorgehen. Ein weiterer Konsultationsteilnehmer hilt eine Angabe der Zahl des
Elektrofahrzeugbestands in den Zieljahren fiir sinnvoll, um die Annahme zur verlagerbaren Leistung
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nachvollziehen zu kénnen. Ein Konsultationsteilnehmer meint, dass es unter der Voraussetzung des
Vorhandenseins entsprechender Ladestationen (z.B. am Arbeitsplatz) auch ohne lastmanagementfihige E-
Mobilitdt moglich ist, die Batterien am Tag aufzuladen.

Einige Konsultationsteilnehmer duflern sich zur Modellierung der Flexibilititsoption Demand Side
Management. Ein Konsultationsteilnehmer merkt an, dass die Gefahr der Pauschalisierung besteht, wenn die
Flexibilitit neuer Stromanwendungen ausschliefRlich im Lastverhalten abgebildet wird. Die
kostenminimierende Modellierung der Lastabschaltung und -verlagerung in der Marktsimulation sei ein
sinnvoller Weg fiir den Einsatz dieser Flexibilitdtsoption. Ein weiterer Konsultationsteilnehmer weist darauf
hin, dass der marktgetriebene Einsatz von Lastflexibilititen dazu fiihren konnte, das Verteilnetz tiber die
bisherigen Auslegungskriterien (Gleichzeitigkeitsfaktoren) hinaus zu belasten . Es wird gefordert, bei der
expliziten Modellierung tiber den Stromverbrauch dementsprechend realistische Gleichzeitigkeitsfaktoren
fir das Lastmanagement zu berticksichtigen.

Mehrere Konsultationsteilnehmer sprechen sich dafiir aus, die Flexibilititspotenziale je nach Region
unterschiedlich abzubilden. Ein weiterer Konsultationsteilnehmer fordert, dass die Analyse abendlicher
Starklastsituationen, die aus dem Lastmanagement neuer Stromanwendungen entsteht, nachgeholt werden
sollte.

2.10 Marktdesign/Marktmodell

2.10.1 Brennstoff- und CO,-Preise

Ein Konsultationsteilnehmer weist darauf hin, dass die im Szenariorahmen angenommenen Preisprognosen
aus dem World Energy Outlook 2014 stammen, in dem der markante Riickgang der Ol- und Erdgaspreise
nicht beriicksichtigt wurde. Daher miisse man die Preisprognosen aus dem World Energy Outlook 2015
zugrunde legen.

In einer Stellungnahme wird gedufiert, dass der Europaische Emissionszertifikatehandel nicht die notige
Lenkungswirkung zur Emissionsminderung entfalten wird. Daher sei es notig, zusitzliche klimapolitische
Instrumente auf deutscher Ebene einzufiihren.

Eine weitere Stellungnahme sieht die Vorgabe einer CO, Obergrenze und Erh6hung der CO, Preise als
sinnvolle Moglichkeit fiir die Modellrechnung, wenn die Stilllegung konventioneller Kraftwerkskapazitit rein
marktbasiert erfolgen wiirde. Sobald die Kraftwerkseinsatzdauern politisch mit festen Zeitpunkten belegt
wirden, sei das Herausnehmen der emissionsintensivsten Kraftwerke bis zur vorgegebenen
Emissionsobergrenze vorzuziehen. In jedem Fall misste das Modell bis zum nichsten Szenariorahmen an die

dann geltenden politischen Mafnahmen zur Einhaltung der Klimaschutzziele angepasst werden.

2.10.2 Sonstiges

Nach der Ansicht mehrerer Konsultationsteilnehmer gibt es eine Diskrepanz zwischen Szenariorahmen und
Netzentwicklungsplan: Der Szenariorahmen gebe nur die Kapazititen (elektrische Leistungen in MW) vor,
aber die Bestimmung der Strommengen (elektrische Energie) erfolge erst nachfolgend in der
Marktmodellierung des Netzentwicklungsplans. Um daher im Rahmen der bisher angewandten
Marktmodellierung einen Ausgleich der geminderten Kohlestrommengen durch erneuerbare Energietriger

zu ermoglichen, seien zum einen im Szenariorahmen ausreichende Kapazititen fiir Erneuerbare Energien
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anzusetzen. Zum anderen seien im Rahmen der NEP-Modellierung auch andere Marktmechanismen, wie
insbesondere regional orientierte Stromvermarktungen, das Griinstrom-Marktmodell oder Regelungen nach
§ 95 Abs. 6 EEG 2014 zu beriicksichtigen.

Ein Konsultationsteilnehmer gibt im Hinblick auf die Versorgungssicherheit zu bedenken, dass die
benachbarten Stromsysteme in die Marktmodellierung einbezogen werden missten, da man sich im Punkt
der Versorgungssicherheit auf ausldndische Kraftwerke verlassen wiirde. Unter diesem Aspekt erscheine auch
die Annahme bedenkenswert, 8 GW nicht niher spezifizierte konventionelle Kraftwerksleistung aus rein
wirtschaftlichen Uberlegungen frither vom Netz zu nehmen.

Ein weiterer Konsultationsteilnehmer regt an, dass die Erzeugung von Energie dezentraler erfolgen soll und
auch moderne Gaskraftwerke im Stiden Deutschlands angenommen werden missten.

Nach Meinung eines Beitrags ist die Merit-Order Betrug am Verbraucher. Als Merit-Order bezeichnet man die
Einsatzreihenfolge der Kraftwerke, die wiederum durch die Grenzkosten der Stromerzeugung bestimmt wird.
Eine solche Betrachtung preist aber nicht die Folgekosten von Kohle- sowie Atomkraftwerken ein.

Zu den Eingangsdaten der Marktmodellierung duflert sich ein Konsultationsteilnehmer. Eine stirkere
Differenzierung der Eingangsdaten zwischen den verschiedenen Szenarien sei im Sinne einer hoheren

Konsistenz zwischen Preisannahmen und Kraftwerkspark zu begriifien.

Dartiber hinaus sollten virtuelle Kraftwerke im Marktmodell abgebildet werden. Virtuelle Kraftwerke
wiirden Regelenergie und Systemdienstleistungen gilinstig, dezentral und voraussichtlich auch exakter
bereitstellen als konventionelle Kraftwerke. Dazu sollten virtuelle Kraftwerke im Marktmodell ,,blockscharf*
mit eigenem Kraftwerksmodell abgebildet werden. Die Abbildung eines virtuellen Kraftwerks sei ausreichend,
da sich konkurrierende Akteure dhnlich verhalten. Gegebenenfalls sei ein virtuelles Kraftwerk pro Regelzone
vorzusehen, das auch in die nationale Kraftwerksliste aufgenommen werden sollte.

Ein Konsultationsteilnehmer merkt an, dass die deutsche Energiepolitik dem Energy-only-Markt durch das
Weiftbuch des Bundeswirtschaftsministeriums Vertrauen entgegengebracht und eine Reihe von Mafinahmen
fir eine freie Preisbildung vorgeschlagen hat. Daraus ergibe sich die logische Schlussfolgerung, dass Szenarien
innerhalb des Marktmodellgebiets ,,addquat” sein missten, d.h. stillgelegte Kapazititen langfristig durch neue
und wirtschaftliche Kraftwerke ersetzt werden kénnten. Dabei greife eine singulire Betrachtung der
Wirtschaftlichkeit von Kraftwerken auf Basis der Strompreise eines Marktmodells zu kurz, da tatsachlich
auftretende Preisspitzen unzureichend abgebildet wiirden. Eine modellméafige Beschrankung des Zubaus
konventioneller Kraftwerke in Deutschland bei gleichzeitiger Annahme des Ausbaus konventioneller
Kraftwerke im Ausland erhohe den Transportbedarf {iber die Grenzen hinweg. Daher sei es auch sachgerecht,
einen Neubau von konventionellen Kraftwerken anzusetzen. Allerdings musse deren Platzierung innerhalb
des Marktmodellgebiets nach wirtschaftlichen, aber auch nach energiepolitischen Kriterien erfolgen.

Einige Konsultationsteilnehmer sind der Meinung, dass es eine kiinstliche und willkiirliche Verschiebung der
Grenzkosten zu Gunsten der Braunkohle gibt und die tatsichlichen Kosten viel hoher liegen miissen.

Ein Konsultationsteilnehmer fordert, dass die Hohe des in der Marktmodellierung angenommenen
Stromexports deutlich zu verringern ist.
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2.11 Verteilernetze

Mehrere Konsultationsteilnehmer begriifien die Einbindung der Verteilnetzbetreiber bei der Erstellung des
Szenariorahmens. Sie wiinschen sich, diese jedoch friiher in den Prozess einzubinden. Ein anderer
Konsultationsteilnehmer kritisiert, dass der Einbezug der Verteilnetzbetreiber im Rahmen einer Umfrage zu
den Einspeisedaten der Onshore-Windenergienutzung in weiten Teilen Deutschlands, insbesondere auch im
Landkreis Cloppenburg, nicht funktioniert hat. Er hilt die aus den schwachen Ausgangsdaten resultierenden
Prognosedaten fir duflerst angreifbar. Weiter wird gefordert, die Verteilnetzbetreiber auch stiarker im Bereich
der Netzstabilitit mit einzubeziehen. Netzbetreiber mit unterschiedlichen Netzgrofien kénnten in der

Netzentwicklungsplanung zusammengeschaltet werden oder zusammenarbeiten, so der Vorschlag.

Ein Konsultationsteilnehmer weist darauf hin, dass die zur Optimierung des notwendigen Ausbaubedarfs
wesentlichen Wechselwirkungen zwischen Ubertragungs- und Verteilnetzausbau im Szenariorahmen nicht
ausreichend berticksichtigt worden sind. Ein weiterer Konsultationsteilnehmer dufiert den Einwand, dass die
Verteilnetze im Szenariorahmen nur durch Modellierung der dort auftretenden Spitzeneinspeisungen
beriicksichtigt wiirden. Er fordert die Planung des Ubertragungsnetzes ausgehend von der Verteilnetzebene.

Ein anderer Konsultationsteilnehmer fordert eine intelligente Steuerung und Verkniipfung mit der
Mittelspannungs- und Verteilnetzebene, bei dem der netztechnische Abgleich von Erzeugung und
Verbrauch nach dem Prinzip der Subsidiaritit auf der niedrigsten moglichen Ebene vorgenommen werden
solle.

Ein Konsultationsteilnehmer empfiehlt der Bundesnetzagentur, fiir eine bundesweit konsistente Erfassung
der Einspeise- und Verbrauchsdaten Sorge zu tragen. Ein weiterer Konsultationsteilnehmer fordert dartber
hinaus, dass alle Daten - insbesondere auch die Verbrauchsdaten - mit einheitlichen Datendefinitionen,
abgestimmten Datenformaten und in voller Detailtiefe allen Beteiligten (Ubertragungsnetzbetreiber,
Bundesnetzagentur, Verteilnetzbetreiber) zur Verfiigung gestellt werden. Ein Konsultationsteilnehmer
duflert, dass die Ubertragungsnetzbetreiber bzw. Behérden alle Daten, die der Potenzialanalyse zur PV-
Erzeugung zugrunde liegen, an die Verteilnetzbetreiber weitergeben sollten, da diese zur Ermittlung des
Potenzials an lokalen Speichern im Verteilnetz notwendig sind. Dazu wiirden insbesondere die Daten der
Statistischen Landesdmter zur Gebdudestruktur und Wohnflidche gehoren. Ein weiterer
Konsultationsteilnehmer fordert, dass den Verteilnetzbetreibern die genaue Modellbildung der
Verbraucherseite, insbesondere die Unterscheidung und Definition der Sektoren, bekannt sein solle. Auch
sollten Sonderverbraucher - wie die Landstromversorgung von Schiffen - abbildbar sein.

2.12 Europdischer Rahmen

2.12.1 Zuordnung zu den europdischen Szenarien

Laut einem Konsultationsteilnehmer ist unklar, welche Rolle der ,,Scenario Report”“ in Bezug auf die
nationale Netzentwicklung/nationalen Szenarien spielt. Ein nicht unerheblicher Teil an Netzausbaubedarf sei
auf die zentrale Lage Deutschlands und den damit verbundenen européischen Stromtransit zuriick zu fiihren.
Diesbeziiglich sei es wiinschenswert, zuklinftig eine bessere Transparenz herzustellen. Des Weiteren wurden
von einem Konsultationsteilnehmer statt eines einfachen Verweises auf den ,, Ten Year Network Development
Plan“ konkretere Zahlen zur Marktmodellierung gefordert. Dies wiirde eine bessere Abschitzung erlauben,

welcher ,Spielraum*“ der nationalen Netzentwicklung im europidischen Binnenmarkt iiberhaupt bleibt. Die
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Européischen Visionen wiirden noch aus Zeiten der ,,Desertec-Idee“ stammen und sollten weiterhin
»Visionen“ bleiben, da sie fiir eine Europédische Energiewende kontraproduktiv seien.

Einige Konsultationsteilnehmer erachten die Zuordnung zwischen nationalen und europiischen Szenarien
grundsatzlich als sinnvoll. Dies wiirde jedoch der Berechnung weiterer Szenarien und Sensitivititen nicht
entgegenstehen. Auch die Mittelwertbildung der Visionen wurde iberwiegend als vertretbar angesehen. Eine

weitere Verkilirzung europiischer Szenarien auf einen Mittelwert solle jedoch nicht durchgefithrt werden.

Da auf europiischer Ebene nicht von einer einheitlichen Entwicklung ausgegangen werden konne, sollten
auch fur die europiische Ebene verschiedene Dynamiken abgebildet werden. Es wird von mehreren
Konsultationsteilnehmern begriif}t, dass der zeitliche Horizont der nationalen Szenarien mit denen des ,,Ten
Year Network Development Plan“ synchronisiert wurde.

Ein Konsultationsteilnehmer begriifit ebenfalls die Mittelwertbildung zu einem nationalen Szenario und
begriindet dies zusétzlich mit einer Restunschérfe und dynamischen Entwicklung, die sich bei einer Prognose
fir die Zieljahre kaum vermeiden lasse. Die Mittelwertbildung von Visionen und der synchronisierte
Zeithorizont wiirden ausreichend dazu beitragen, die deutsche Netzentwicklung in die européische
Architektur einzubinden.

Nach Ansicht eines Konsultationsteilnehmers zeichnet sich ein konsistentes Szenario insbesondere dadurch
aus, dass jeder Input Parameter im Sinne der angestrebten Zielwelt angewandt wird und dies in der Regel
nicht durch eine Mittelwertbildung erreicht wird. Es wird angemerkt, dass gerade eine Mittelwertbildung aus
Visionen bei Szenario B problematisch sein kann, da Szenario B das deutsche Leitszenario mit dem
wahrscheinlichsten Entwicklungspfad darstellt und bis in den Langfristhorizont fortgeschrieben wird. Es wird
weiterhin beméngelt, dass ein européischer Entwicklungspfad bis 2030, der dann bei einer langfristigen
Weiterentwicklung bis 2035 wieder aufgegeben wird, nicht plausibel ist. Man misste sich entscheiden, ob das
Szenario B 2030 einem européischen oder nationalen Entwicklungspfad folgen soll. Aufgrund der hohen
Relevanz der Annahmen iiber das europdische Ausland sollte das Szenario B 2030 nochmals tiberdacht

werden.

Laut einem Konsultationsteilnehmer sind die heute bestehenden Verbindungen zu unseren Nachbarlindern
weitestgehend ausreichend. Es sei nur ein geringer Optimierungsbedarf vorhanden. Bereits im Jahr 2015
wurden 17 % der deutschen Stromerzeugung exportiert. Dies lasse sich nicht weiter steigern, ohne die
Erzeugungskapazititen in den Anrainerstaaten zu zerstoren.

2.12.2 Net Transfer Capacity (NTC)

Ein Konsultationsteilnehmer verlangt auch in Fragen der Leistungsbilanzen zum Hoéchstlastzeitpunkt die
Betrachtung des europdischen Binnenmarktes. Es sollte jedoch auch die Wahrscheinlichkeit von zeitgleichem
Auftreten der Jahreshochstlast und die Méglichkeit des zeitgleichen Auftretens von Nichtverfiigbarkeiten aus
Erneuerbaren Energien in der Region betrachtet werden. Selbstverstindlich sei auch zu beachten, dass die
Kuppelkapazitit gemif ,Flow Based Market Coupling“ von den physikalischen Ubertragungskapazititen

abweichen kann.

Ein anderer Konsultationsteilnehmer dufert sich zu der Ubertragungskapazitiit zwischen Deutschland und
Norwegen. Die angesetzten 1.400 MW beriicksichtigten ausschliefilich die in Bau befindliche

Gleichstromtrasse NordLink, die ebenfalls in Planung befindliche Verbindung NorGer sollte auch
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beriicksichtigt werden. Dies sei notwendig, um die norwegischen Speicherpotenziale nutzen zu kénnen.
Weiterhin fordert der Konsultationsteilnehmer Gleichstromtrassen im Sinne eines ,,SuperSmartGrid“. Ein
derartiges Netz sollte tiber Gleichstromtrassen verfiigen, die von Skandinavien direkt bis nach
Stiddeutschland reichen. Es sei ebenfalls denkbar, Nordrussland zu integrieren, um die dortigen Klimazonen

mit einzubeziehen.

Ein Konsultationsteilnehmer befiirwortet die angegebenen Ubertragungskapazititen der Anrainerstaaten mit
Deutschland, insbesondere die Erh6hung der Transportkapazitit nach Belgien. Weiterhin wird die
Klarstellung begriif3t, dass der angesetzte Wert von 7,5 GW Ubertragungskapazitit nach Osterreich keine
Befiirwortung einer Preiszonenteilung bedeutet. Deutschland, Osterreich und Luxemburg bilden ein
gemeinsames Marktgebiet. Daher sei kein kommerzieller Handel zwischen den genannten Marktgebieten
moglich. Die Besonderheit zwischen Deutschland und Osterreich (derzeit keine unterschiedlichen
Preiszonen) gelte genauso fiir Luxemburg. Die im Szenariorahmen angegebenen Handelskapazititen an der
deutsch-luxemburgischen Grenze fir die Zeithorizonte 2030 und 2035 seien nicht explizit anzugeben (analog
zu den deutsch-0Osterreichischen Handelskapazititen). Die Handelskapazitit nach Luxemburg solle lediglich
im Text in Hohe von 3.300 MW (beide Richtungen) berticksichtigt werden.

Dartiber hinaus wird darauf hingewiesen, dass die Grenzanschlusskapazitit des Pumpspeicherkraftwerks
Vianden aus den Betrachtungen zur Grenzkapazitit herausgenommen werden misste. Diese Kapazitit (1.300
MW) stiinde ausschliefllich dem Anschluss des Pumpspeicherkraftwerks Vianden zur Verfligung und biete
dariiber hinaus keine Kapazitit zwischen den Marktgebieten. Die verbleibende Ubertragungskapazitit von
1.000 MW entsprache dem heutigen Stand und sei bereits 2025 iberschritten. Der Konsultationsteilnehmer
bittet daher um eine Uberpriifung der angegebenen Ubertragungskapazititen zwischen Deutschland und

Luxemburg.

Weiterhin seien die Entwicklung des Strommarktes und insbesondere das Schaffen von
Ubertragungskapazititen zwischen Luxemburg und Belgien nicht ausreichend beriicksichtigt. Diese
zusatzlichen Kapazititen sollten der Handelskapazitit zwischen Deutschland und Belgien zugerechnet
werden. Der luxemburgische Netzbetreiber Creos plane weiterhin eine Kabelverbindung zwischen Belgien
und Luxemburg zur Steigerung der Handelskapazitit zwischen den Marktgebieten
Deutschland/Osterreich/Luxemburg und Belgien in Héhe von 700 MW. Laut einiger Konsultationsteilnehmer
sollte diese gesteigerte Handelskapazitit in der Marktsimulation zum Netzentwicklungsplan 2030
berticksichtigt werden. Die bisherigen Angaben zur Handelskapazitit mit Belgien seien nur mit 2.000 MW
angegeben. Dieser Wert beziehe sich jedoch nur auf den Interkonnektor Alegro und den zweiten geplanten
Interkonnektor zwischen Deutschland und Belgien.

Zur Sicherung der Versorgung Luxemburgs wird auch gefordert, die maximale Netzlast Luxemburgs tiber
Importkapazititen aus Deutschland abzudecken. So sollten Engpisse vermieden und die bestehende
gemeinsame Preiszone aufrechterhalten werden. Da Deutschland und Osterreich eine gemeinsame Preiszone
bilden, werde die Kapazitit an dieser Grenze nicht gesondert aufgefiihrt. Einige Konsultationsteilnehmer
fordern daher die Beriicksichtigung der Handelskapazititen zwischen Osterreich und dessen
Nachbarlindern (Italien, Slowenien, Schweiz und Tschechien). Andere Konsultationsteilnehmer
argumentieren, dass eine Ubertragungskapazitit an der Grenze zu Osterreich von nur 4,5 GW ausreichend ist,
um auch bei Dunkelflauten die Spitzenresiduallast in Stiddeutschland abdecken zu kénnen.
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Ein Konsultationsteilnehmer weist auf die laufenden Diskussionen zur Teilung der deutsch-osterreichischen
Preiszone bzw. zur Teilung Deutschlands in unterschiedliche Preiszonen hin. Diese Szenarien sollten
ebenfalls im Rahmen der Netzplanung untersucht werden, da diese erhebliche Auswirkungen auf den
Netzausbaubedarf haben diirften.

Ein anderer Konsultationsteilnehmer spricht sich gegen die Auftrennung der gemeinsamen Preiszone
zwischen Deutschland und Osterreich aus, da dies dem Ziel eines stirker integrierten EU-
Energiebinnenmarktes widerspricht, die Versorgungssicherheit in Deutschland und Osterreich beeintrichtigt
und Wohlfahrtsverluste mit sich bringt. Die deutsch-0sterreichische Grenze sei nach Fertigstellung der

geplanten grenznahen Ausbauprojekte engpassfrei.

Einige Konsultationsteilnehmer merken an, dass lediglich die geplanten Transportkapazititen ausgewiesen

werden. Es wird gefordert, die aktuellen Kapazititen ebenfalls auszuweisen.

Nach Meinung einiger Konsultationsteilnehmer ist eine bessere Beriicksichtigung von Erzeugungsanlagen
im Ausland unabdingbar. Als Beispiel wird das Pumpspeicherkraftwerk Vianden genannt. Dieses sei
ausschlieflich an das deutsche Ubertragungsnetz angebunden und daher abhingig vom Ausbau des

deutschen Ubertragungsnetzes.

Der Anpassung der Szenarien an den europdischen Rahmen wird iiberwiegend zugestimmt. Begriifit wird
auch die transparente Darstellung der handelbaren Kapazititen im Szenariorahmen. Im Bereich Central
Western Europe sei jedoch zu priifen, ob die Vorgaben der Ubertragungskapazititen ausreichend
berticksichtigt worden sind. Es bestehe, so ein Konsultationsteilnehmer, eine Summenrestriktion, dass Polen
nicht zeitgleich tiber die Grenzen Danemarks, Tschechiens und der Slowakei mehr als 2.000 bzw. 3.000 MW
importieren bzw. exportieren kann. Aus dem Szenariorahmen ginge nicht hervor, inwiefern diese
Zusatzbedingung bertiicksichtigt worden sei. Dariiber hinaus sollten Projekte, die nach aktuellen Planungen
des ,Ten Year Network Development Plan® im Jahr 2030 in Betrieb gingen, erst zur Bestimmung der
Ubertragungskapazitit beriicksichtigt werden, wenn diese konkreter seien. Eine kritischere Beurteilung der
Umsetzbarkeit von Projekten mit Einfluss auf die grenziiberschreitende Ubertragungskapazitit sei geboten.
Daher sollte die Ubertragungskapazitit nach Belgien im Jahr 2030 auf 1.000 MW begrenzt werden und eine
weitere Steigerung auf 2.000 MW sollte frithestens im Jahr 2035 berticksichtigt werden.

Ein Konsultationsteilnehmer gibt zu bedenken, dass der Erneuerbare Energien Ausbau in Schleswig-Holstein
bedeutsam fiir die Handelskapazitit zwischen Deutschland und Danemark ist. Danemark wiirde faktisch
nur noch eine Kapazitit von 0,2 GW eingerdumt, weil der Erneuerbare Energien Ausbau in Schleswig-Holstein
in der Vergangenheit systematisch unterschitzt wurde .

2.12.3 Sonstiges

Viele Konsultationsteilnehmer forderen, den europiischen Stromhandel zu verringern, um den daraus
resultierenden Netzausbau zu reduzieren. Es wird auflerdem angeregt, den Szenariorahmen durch eine
weitere Analyse zu erginzen. So sollte gepriift werden, welche Auswirkungen ein geringerer Stromhandel auf
den Ausbaubedarf in Deutschland hitte. Weiterhin wird darauf hingewiesen, dass eindeutige Aussagen fehlen,
welche Leitungskapazititen auf die Durchleitung von Strom (Transite) entfallen. Es sollte ein tragbares
Verhiltnis zwischen dem europédischen Binnenmarkt und den Beeintrichtigungen fiir den deutschen Biirger
durch weitere Trassen gefunden werden. Laut eines Konsultationsteilnehmers sei der Szenariorahmen
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unberechtigterweise weniger auf die Stromversorgung von Deutschland, sondern vielmehr auf den
europaischen Stromhandel ausgerichtet.

Einige Konsultationsteilnehmer beméngeln fehlende Details zu Kosten und Nutzen des europiischen
Energiebinnenmarktes. Mogliche Einsparungen gegeniiber dezentralen Anlagen sollten ebenso ausgewiesen
werden wie der Mehraufwand durch zusitzliche Ubertragungsleitungen.

Andere Konsultationsteilnehmer fordern eine stirkere europiische Ausrichtung der Szenarien. Die

Ubertragungsnetzbetreiber wiirden das Thema Europa nicht ausreichend adressieren.

Einige Konsultationsteilnehmer meinen, dass der Ausbau des europdischen Binnenmarktes nicht dem
eigentlichen Auftrag des Szenariorahmens/Netzentwicklungsplans entspricht. Vielmehr sei die
Stromstabilitdt durch die Grundversorgung im Rahmen der Daseinsfiirsorge sicherzustellen. Der
grenziiberschreitende Handel fiihre einzig zu hoheren Kosten fiir die Verbraucher. Des Weiteren finden die
europiischen Ziele fiir Klima- und Umweltschutz, Entwicklung der Regionen sowie die Birgerbeteiligung
und Biirgerverantwortung nur unzureichend Beriicksichtigung. Allgemein fehle ein abgestimmtes
Gesamtkonzept.

Ein Konsultationsteilnehmer fordert die Priifung, inwieweit der grenziiberschreitende Handel iiber das
Verteilnetz bewerkstelligt werden konne. Ein dezentraler und zelluldrer Ansatz sei nachhaltiger. Hierfiir
konnte die Anzahl der Kuppelstellen erhoht werden, um den Stromaustausch tiber das Wechselstromnetz zu
ermoglichen.

Einige Konsultationsteilnehmer fordern die Energieunion nur bei gemeinsamer Zielausrichtung zur
Systemumstellung auf Erneuerbare Energien zu unterstiitzen. Aulerdem sollten Forschungsprojekte zu
Speichertechnologien durch die EU besser geférdert werden. Investitionsanreize in Erneuerbare Energien
sollten in allen EU Lindern geschaffen werden, ebenso wie ein Systemumbau in energieintensiven
Industriebetrieben. Alle Staaten sollten verpflichtet werden, Umweltvorschriften und Sicherheitsauflagen
verbindlich einzuhalten. Der europdische Energiebinnenmarkt dirfte die Umstellung auf Erneuerbare
Energien nicht konterkarieren und europaische Regulierungsbehérden diirften die deutsche Energiewende
nicht verzégern. Weiterhin wird gefordert, keinen weiteren Netzausbau zu betreiben, der Deutschland zu
einem Transitland fiir Kohle- und Atomstrom degradiert. Einige Konsultationsteilnehmer merken an, dass
der Atomausstieg Deutschlands durch den verstiarkten Import von Atomstrom aus dem Ausland konterkariert

wird.

2.13 Importabhingigkeit von auslindischen Erzeugungsanlagen

In einigen Beitrigen wird das von den Ubertragungsnetzbetreibern dargestellte Ungleichgewicht der
Systembilanz von -8,6 bis -18,1 GW als problematisch beschrieben, da die Versorgungssicherheit in
Deutschland in keinem der Szenarien durch konventionelle Kraftwerke gesichert werden kénne. Damit
werde die Gewihrleistung des Sicherheitsniveaus in Deutschland zukiinftig von noch ungesicherten
Lastmanagementpotenzialen und vom Stromimport aus dem Ausland abhéngig sein. Der Stromimport aus
dem Ausland kénne jedoch langfristig keine physikalische und volkswirtschaftlich tragfihige Losung
darstellen. Eine grundsétzlich hohe Abhingigkeit Deutschlands von Erzeugungsanlagen im Ausland sei
fragwiirdig.
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Es stelle sich die Frage, warum im Ausland konventionelle Kapazititen {iber die Anforderungen zur dortigen
Lastdeckung hinaus erhalten oder entstehen sollten, die exklusiv deutsche Bedarfsliicken in Bezug auf die
erzeugte Leistung bei unzureichender Erneuerbare Energien Einspeisung decken. Dieser Effekt sei besonders
absurd, da der Import oft aus ausldndischen Kohle- oder Atomkraftwerken gewonnen werde. Im Inland
wiirden Altanlagen geschlossen und effiziente, umweltfreundliche Kraftwerksprojekte nicht realisiert, da der
deutsche Bedarf an sicherer konventioneller Kapazitit durch das Ausland befriedigt werde. Dies wiirde
lediglich zu einem Export der CO, Emissionen ins Ausland fiihren. Wahrscheinlicher und sinnvoller erscheint
eine entsprechende Aufstockung der Kapazititsreserve in Deutschland mit den entsprechenden finanziellen
Folgen fiir den Strompreis.

Es wird gefordert, dass die Ubertragungsnetzbetreiber die Leistungsbilanzen der Nachbarlinder einbeziehen
miissten. Dafiir sollten die Annahmen zum inlidndischen und ausldandischen Kraftwerkspark synchronisiert
werden und die Planungen von ausldandischen Kraftwerken wirtschaftlich und realistisch beurteilt werden.
Eine solche lindertbergreifende Prognosebetrachtung sei nicht durchgefiihrt worden. Es wird weiterhin
bezweifelt, ob das europiische Stromnetz bis 2030 fiir den prognostizierten Importbedarf ausreichend
ausgebaut und vernetzt werden kann.

Einige Konsultationsteilnehmer kritisieren die Annahme der Ubertragungsnetzbetreiber, Deutschland sei zur
Aufrechterhaltung der Versorgungssicherheit in den Zieljahren auf Stromimporte angewiesen. Wiirden
dagegen ausreichend Flexibilititsoptionen wie Speicher, Lastmanagement, KWK und Power-to-Gas
angenommen, sei eine Importabhingigkeit trotz volatiler Erneuerbare Energien Einspeisung nicht mehr

gegeben.

In einem Beitrag wird ein erhéhter Importbedarf als unproblematisch angesehen, wenn sichergestellt wiirde,
dass diese Importe aus vorzugsweise erneuerbaren Quellen gewonnen wiirden. Es spreche nichts gegen einen
Import von Strom aus dsterreichischen Wasserkraftwerken, der gegebenenfalls den deutschen Nord-Siid
Engpass entschirfe.

Vereinzelt wird kritisiert, dass der Anteil der Erneuerbaren Energien bei der gesicherten Leistung
unterschitzt wird. Besonders Wasserkraft- und Biomasseanlagen wiirden einen wesentlichen Beitrag zur
sicheren Lastdeckung beitragen. Eine Beurteilung des von den Ubertragungsnetzbetreibern ausgewiesenen
Anteils der nicht einsetzbaren Leistung sei oft gar nicht méglich, da nicht offengelegt worden sei, wie diese
Werte berechnet wiirden. Wihrend fiir einen wolkenverhangenen Tag oder fiir eine Nacht bei Photovoltaik
ein Abschlag von 100 % nachvollzogen werden konne, sei die Systematik bei den Technologien Biomasse,
Laufwasser und Pumpspeicher noch schliissiger darzustellen. Insbesondere bei Biomasse miisse davon
ausgegangen werden, dass unter Beriicksichtigung weiterer technischer Verbesserungen in den nachsten
Jahren eine Jahresleistung von 7.500 bis 8.000 Stunden realistisch sei. Dies bedeutete lediglich einen Abschlag
von 10-15 %.

Der Ansatz, Pumpspeicherkraftwerke bei der Bewertung der Versorgungssicherheit nur eingeschrinkt als
gesicherte Leistung zu beriicksichtigen, wird in einem Beitrag als sachgerecht erachtet, da diese lediglich
innerhalb eng begrenzter Zeitrdume (abhingig von Leistung der Turbinen und Kapazitit des Oberbeckens) zur
Verfiigung stehen. Die vorgenommene Reduzierung von 20 % erscheine jedoch als zu gering.

In einigen Stellungnahmen wird angeregt, dass der Beitrag der volatilen erneuerbaren Energietriger zur
Versorgungssicherheit probabilistisch und nicht, wie von den Ubertragungsnetzbetreibern vorgeschlagen,
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stochastisch abgebildet werden sollte. Dies gelte besonders fiir die Windenergie, deren Einspeisung am

schwierigsten vorauszusagen sei.

In einem Beitrag wird die von den Ubertragungsnetzbetreibern diagnostizierte negative Systembilanz in den
Zieljahren aufgegriffen und dargestellt, dass es in 2030 eine Stromliicke von etwa 300 TWh geben wird, die
auch 2035 noch deutlich tiber 200 TWh liegt. Zur Schliefdung dieser Liicke béte sich unter den derzeitigen
O6konomischen und politischen Bedingungen ein Energiemix aus Stein-, Braunkohle--und Gaskraftwerken an.
Dazu habe sich die Bundesregierung jingst wieder bekannt. Es sei absehbar, dass jederzeit verfiigbare und
flexible Kraftwerkskapazititen tendenziell knapper werden. Manahmen wie die Sicherheitsbereitschaft
Braunkohle oder die Vorsorgemafinahmen der Ubertragungsnetzbetreiber seien ein starkes Indiz fiir eine
erwartete Knappheit der Stromerzeugung.

Ein Verteilnetzbetreiber erkennt in seinen eigenen Netzen - aufgrund der hohen volatilen Einspeisung aus
Erneuerbaren Energien - die Notwendigkeit, Lastmanagementmafinahmen einzufiihren, um eine optimale
Nutzung dieser Energie zu erreichen. Auch bei theoretischen Versorgungsengpassen sei es wichtig, tiber
ausreichend Demand Side Management Potenziale zu verfiigen.

In einer Stellungnahme wird auf die Wichtigkeit einer sicheren und stabilen Stromversorgung fiir die
deutsche Industrie hingewiesen. Neben der rein bilanziellen Sichtweise, wie sie die
Ubertragungsnetzbetreiber darstellten, seien schon kiirzeste Unterbrechungen fiir viele Industrieprozesse und
fir den Technologiestandort Deutschland schidlich. Zwar erfasse die Bundesnetzagentur mit dem sog.
~SAIDI-Wert“ alle Stromunterbrechungen von lidnger als drei Minuten. Jedoch habe dieser Wert nur eine
bedingte Aussagekraft fiir Industriezweige, in denen schon kleinste Unterbrechungen oder Spannungsabfille
ins Gewicht fallen.

In einigen Beitrdgen wird darauf hingewiesen, dass ein engeres Zusammenwachsen des europdischen
Binnenmarktes zu einem héheren Maf} an Versorgungssicherheit fiihrt, da Lastspitzen in Europa nicht
zeitgleich auftreten. Aufierdem erfolge die Erneuerbare Energien Einspeisung auf europdischer Perspektive zu
unterschiedlichen Zeiten. Daraus ergibe sich ein Einsparpotenzial bei der Vorhaltung konventioneller
Kapazititen in ganz Europa, weil flichendeckend weniger Leistung abzusichern sei. Flexibilititsoptionen
sollten dabei im gesamten Netzverbund genutzt werden, sofern diese wirtschaftlich seien und nicht
zusatzliche fossile Verstromung anreizten.

Viele Konsultationsteilnehmer fordern aus Griinden der nationalen Sicherheit, dass die Versorgungssicherheit
auch innerhalb Deutschlands in einem verniinftigen Mafe durch eigene Erzeugungsanlagen erbracht werden

muisse.

In einem anderen Beitrag wird angefiihrt, die Versorgungssicherheit sei heute bereits auf einem hohen
Niveau und einem gut funktionierenden Verteilnetz geschuldet. In Deutschland bestehe derzeit ein
technisches Lastmanagementpotenzial von etwa 6 GW in der Industrie, was in grofen Teilen noch nicht
genutzt werde. Die befiirchteten Blackout-Szenarien hitten sich als unbegriindet erwiesen, als z. B. die
Netzstabilitdt auch wahrend der Sonnenfinsternis im Mirz 2015 gewihrleistet worden sei. Es sei daher
fraglich, ob sich die Situation in den Zieljahren 2030 und 2035 so einstelle, wie es die
Ubertragungsnetzbetreiber beschreiben.
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Einige Konsultationsteilnehmer kritisieren, dass die Versorgungssicherheit von den
Ubertragungsnetzbetreibern rein bilanziell abgebildet wird. Es reiche nicht, eine Summe iiber das Jahr zu
bilden oder Mittelwerte zu betrachten. Die Versorgungssicherheit sei in einer Worst-Case Situation zu
betrachten, wenn z.B. die Spitzenlast in der Nacht oder im Winter bei schneebedeckten PV Anlagen auftritt.
Wiirde so eine Situation noch von einer Windflaute flankiert, sei es nicht sicher, ob das Ausland ausreichend
Energie zur Verfiigung stellen kénnte, insbesondere, wenn eine solche Situation gleichzeitig auch im Ausland
eintrete. Es reiche daher nicht das von den Ubertragungsnetzbetreibern identifizierte Defizit im Zieljahr mit

einem Verweis auf einen sicheren Import abzutun.

Wenn auf das europiische Ausland als sichere Versorgungsquelle gesetzt werden soll, sei eine Analyse der
Leistungsbilanz in Deutschlands Nachbarldndern durchzufiihren. Weiterhin sei eine Kooperation mit den
Nachbarldndern beim Thema Versorgungssicherheit unumginglich, damit die Leistungsbilanz in der Region
Deutschland und Nachbarldndern ausgeglichen bliebe. Hierbei seien die Netzengpésse zu berticksichtigen.
Dies laufe auf einen regionalen Kapazititsmarkt hinaus. Um die Importabhiangigkeit Deutschlands auch nach
2030 nicht ansteigen zu lassen, werde es notwendig sein, alle verfiigbaren Erzeugungskapazititen im
gemeinsamen Marktgebiet Deutschland/Osterreich vollumfinglich zu nutzen. Bei Aufrechterhaltung der
gemeinsamen Preiszone sei der Einsatz sowohl von grundlast- wie auch spitzenlastfihigen
Erzeugungseinheiten ein effizientes Mittel, um volkswirtschaftlich hohe Kosten fiir Kapazititsmechanismen
so gering wie moglich zu halten.

Die von den Ubertragungsnetzbetreibern vorgeschlagene Absicherung der nationalen Versorgungssicherheit
durch das Ausland wiirde einen Import von Kohle- und Atomstrom aus dem Ausland bedeuten, was nicht im
Sinne des Klimaschutzes sei. Zwar seien die Klimaschutzziele der Bundesregierung in Teilen als nationale Ziele
formuliert, jedoch mache es wenig Sinn, eine national ,,saubere” Bilanz zu verfolgen, indem die ,unsaubere”

Verstromung ins Ausland verlagert wiirde.

In einem Beitrag wird das Argument angefiihrt, dass sich der in den Szenarien unterstellte Importbedarf
rechnerisch zu einem relevanten Teil durch den angenommenen Wegfall konventioneller
Kraftwerkskapazititen ergibt. Nur aufgrund dieser u. a. praxisfremden Annahmen entstiinde in den
Szenarien eine erhebliche Unterdeckung der nationalen Kraftwerkskapazititen von bis zu 18,1 GW.

2.14 Sensitivititen

Ein Konsultationsteilnehmer regt an, die Spitzenkappung im Rahmen einer Sensitivititsberechnung
differenziert zu untersuchen, da noch nicht endgiiltig geklart sei, ob ein alle Erneuerbare Energien Anlagen
umfassender Einsatz der Spitzenkappung realistisch ist. Hierbei sei das Kosten-Nutzen-Verhiltnis bei
Kleinanlagen ein entscheidendes Kriterium. Es wird angemerkt, dass gerade bei den kleinen PV-Anlagen
nicht alle vorhandenen Anlagen wirtschaftlich sinnvoll und effizient in ein Spitzenkappungsmodell
einbezogen werden kénnen. Abhingig vom gewihlten Betreibermodell konnte es durch Speicher sowohl zu
einer Netzentlastung als auch -belastung kommen. Es wird gefordert, diese gegensétzlichen Szenarien parallel
zu den entsprechenden Zubauraten von Speichern im Rahmen einer Sensitivititsuntersuchung zu beachten.

Ein anderer Konsultationsteilnehmer schlagt im Hinblick auf die Pariser Klimaziele vor, ein Szenario zu

entwickeln, das keine fossilen Brennstoffe mehr vorsieht.
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Weiterhin werden folgende Themen fiir eine Sensitivitdtsberechnung vorgeschlagen: Der Einfluss von
Batteriespeichern im Haushaltsbereich sowie als zentrale Grofspeicher, die Orientierung des Ausbaupfades
fur Elektromobilitit am nationalen Entwicklungsplan Elektromobilitit (5 Millionen Elektrofahrzeuge im
Jahr 2030), ein ,,Szenario 2050“ als Ergebnis des Transformationsprozesses ,,Energiewende” und die
Anpassung des Kraftwerksparks durch Herausnahme von emissionsintensiven Kraftwerken.

Weitere Sensitivititsvorschlige umfassen die Marktreglementierung und eine raumliche Abschalthierarchie
konventioneller Kraftwerke. Im Rahmen der Marktreglementierung sei konkret zu betrachten, welche
Auswirkungen die Wilzung der durch Stromhandel entstehenden Kosten auf die jeweiligen Verursacher
(Verbraucher, Kraftwerksbetreiber) hitte (sog. ,Nodal Pricing”). Beziiglich der Abschalthierarchie wird
vorgetragen, dass Kohlekraftwerke in Kiistennihe Strom billiger produzieren als Kohlekraftwerke weiter
stidlich, da fiir diese Kraftwerke hohere Transportkosten entstehen. Nach gegenwértigen
Rahmenbedingungen sei ein Kohlekraftwerk umso unrentabler, je weiter es im Siiden stehe. Die
unterschiedliche Lastenverteilung innerhalb Deutschlands werde durch den freien Handel in Zukunft
verschirft und erfordere einen iiberdimensionierten Netzausbau.

Nach Einschitzung weiterer Konsultationsteilnehmer wire es interessant zu untersuchen, was beispielsweise
bei einer Verzégerung bzw. einem Vorziehen des Ausbaus von Grenzkuppelstellen hinsichtlich des
Netzausbaubedarfs passieren wiirde. Ebenso kénne analysiert werden, welche Auswirkungen bei einer
Verzogerung der Speicherentwicklung zu erwarten sind.

Nach Ansicht eines anderen Konsultationsteilnehmers werde der europdische Binnenmarkt fiir Strom das
Stromversorgungssystem zukiinftig immer stiarker priagen. Es sei daher begriifienswert, wenn nicht nur der
Mittelwert der so bezeichneten europidischen Visionen einbezogen werde, sondern mithilfe von
Sensitivititsanalysen alle Auspriagungen dieses Eingangsparameters modelliert wiirden.

Des Weiteren wird eine Umriistung auf bedarfsgerechte Biomassestromerzeugung vorgeschlagen. Diese
konnte, ohne den Anteil der Biomasse an der Stromerzeugung zu erhoéhen, erheblich mehr zur
Systemstabilisierung in Spitzenlastzeiten beitragen. Dafiir seien vermehrt Erzeugungsanlagen fiir
Biomassestrom zu errichten, die zusammen mit derselben Strommenge wie heute mit begrenzten

Volllaststunden gezielt im Bereich der Dunkelflaute eingesetzt wiirden.

Im Zusammenhang mit der Umsetzung der Klimaschutzziele wird vorgeschlagen, die Auswirkungen
unterschiedlicher CO,-Preise in einer Sensitivititsstudie zu untersuchen. Zur Schitzung der
Klimafolgeschiden wird die Verwendung von 70 €/t CO, als Schitzwert empfohlen. Weiterhin wird die
Durchfiihrung von Sensitivititsrechnungen mit den Werten 20 €/t CO, und 280 €/t CO, vorgeschlagen. Eine
Sensitivititsuntersuchung mit 70 € und 280 €/t CO, sei insbesondere deshalb interessant, weil sie eine
Situation abbildet, bei der mit Hilfe von CO, Zertifikaten die externen Kosten des Klimawandels internalisiert

wirden.

Weiterhin wird eine Sensitivititsuntersuchung zum Thema Power-to-X unter spezieller Berticksichtigung der
Technologien, die das Stromnetz entlasten, als interessant erachtet. Hierbei seien im Besonderen zum Beispiel
mit Wasserstoff betriebene Brennstoffzellenautos zu berticksichtigen. Durch eine solche Technologie sei es
moglich, Windstrom nicht Giber Stromleitungen sondern in Form von Wasserstoff an die Zapfsaule zu

bringen.
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Ferner sei eine Sensitivititsuntersuchung durchzufiihren, die den Netzausbau fiir die Integration der
Erneuerbaren Energien daraufhin untersuche, ob sich der Ausbaubedarf bei moglichst guter Integration ins
europdische Stromnetz oder aber bei Abschottung des deutschen Stromnetzes vergrofiere.

Fiir sinnvoll erachtet werden auch die nachfolgenden Sensitivititsberechnungen: ungiinstige Wetterjahre,
Bedeutung und Regionalisierung kleiner dezentraler KWK-Anlagen mit Leistung bis zu zehn MW,
Betriebsdauer konventioneller Kraftwerke, Ausbaukorridor-Bandbreiten, Unterschiede lastferner und
lastnaher Regionalisierung Erneuerbarer Energien, kontinuierliche industrielle Eigenstromerzeugung und
abendliche Starklastsituationen beim Ausbau der Elektromobilitit.

Ein Konsultationsteilnehmer fordert die kumulative Wirkung mehrerer Sensitivititen in einem Worst-Case

Szenario zu untersuchen.

Von einem anderen Konsultationsteilnehmer wird die Wichtigkeit einer Sensitivititsberechnung hinsichtlich
eines besseren Abgleichs von Ubertragungs- und Verteilnetzausbau und der damit verbundenen
Wechselwirkungen hervorgehoben. Diese konne den Netzausbaubedarf auf der Hoéchstspannungsebene
beeinflussen.

Dartiiber hinaus werden Stromspeicher in verschiedenen Stellungnahmen thematisiert. Abhéngig vom
gewihlten Betreibermodell kénne es durch zentrale und dezentrale Speicher sowohl zu einer Netzentlastung
(Stichwort ,,netzdienliche Speicher) als auch zu einer zusitzlichen Netzbelastung kommen. Letzteres
entstiinde durch Einspeisung von Leistung wihrend Zeiten mit hoher Sonneneinstrahlung und minimaler
Windstirke, was zu einer zusitzlichen Belastung PV-gepragter Verteilnetze in Stiddeutschland fiihre
(Stichwort ,,SOL-Markt“). Diese gegensitzlichen Szenarien seien parallel zu den entsprechenden Zubauraten
von Speichern im Rahmen einer Sensitivititsuntersuchung zu beachten.

Letztendlich wird vorgetragen, von den Ubertragungsnetzbetreibern im Rahmen des Netzentwicklungsplans
2030 Aussagen dariiber zu verlangen, wie die Variation einzelner Inputparameter das Gesamtergebnis, d. h.
den Netzausbaubedarf qualitativ beeinflusst. Das konne im Rahmen von Sensitivitidtsberechnungen
erfolgen. Ein weiterer Vorschlag sieht vor, anstelle zu stark ausdifferenzierter Eingangsparameter, verstarkt
mit verschiedenen Sensitivititsanalysen zu arbeiten, die gegebenenfalls wiederum miteinander verkniipft

werden sollten.

2.15 Konsultationsprozess (Verfahrensturnus, Transparenz, Akzeptanz)

Es wird ausdriicklich begriifit, dass die Bundesnetzagentur zum Entwurf der Ubertragungsnetzbetreiber ein
gesondertes Begleitdokument zur Konsultation des Szenariorahmens 2030 vertffentlicht. Dies erleichtere
den Uberblick iiber die wesentlichen Grundaussagen des Szenariorahmens und ermégliche so einen besseren
Zugang zur Thematik. Hervorzuheben sei dabei auch, dass auf Veranderungen im Vorgehen bzw. der
Darstellungsweise im Vergleich zum Szenariorahmen fiir die Netzentwicklungspldne Strom 2025 explizit
hingewiesen wird. Allerdings wird auch angemerkt, dass es hilfreich wire, wenn das Begleitdokument auf die

Seitenzahlen im Entwurf der Ubertragungsnetzbetreiber verweisen wiirde, auf die es Bezug nimmt.

Ein Konsultationsteilnehmer spricht den Ubertragungsnetzbetreibern Lob fiir die Vorlage einer
Dokumentation aus, in der eine enorme Datenfiille mit einem grofien Feinheitsgrad stecke. Gleichzeitig aber
wird angemerkt, dass der einzelne Biirger angesichts der Komplexitit und Fiille von Informationen
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uberfordert ist und an seine Grenzen st6ft. Nur grofle Verbiande, Banken oder Forschungsinstitute seien in
der Lage, an einer Diskussion auf einer solch hohen wissenschaftlichen Ebene teilzunehmen, was fiir eine
offentliche Konsultation wenig zielfiihrend sei. Ein Indiz hierfiir sei die sehr geringe Beteiligung von nur zwei

Biirgerinitiativen beim Workshop der Bundesnetzagentur am 11.2.2016 in Berlin.

Ferner wird die Transparenz des Szenariorahmens gelobt. Dies zeige sich in einer umfassenden
Bertiicksichtigung der eingegangenen Stellungnahmen aus den vorangegangenen Konsultationsprozessen.
Wihrend sich die Informationsweitergabe im ersten Szenariorahmen noch auf ein achtseitiges Dokument
beschrankt habe, seien die vermittelten Informationen nun auf ca. 120 Seiten wesentlich ausfithrlicher und
klarer dargestellt.

Von einigen Konsultationsteilnehmern wird das Fehlen eines Dialogs zwischen Bundesnetzagentur und der
Offentlichkeit bemingelt. Dies resultiere aus einer Nichtbeantwortung von Stellungnahmen und der
Tatsache, dass diverse Einwinde, die im Rahmen der Konsultation gedufiert wurden, nicht in den
Szenariorahmen aufgenommen worden seien. Des Weiteren wird vorgeschlagen, iber die beiden Workshops
der Bundesnetzagentur hinausgehende Fachgespriche zu den einzelnen Themenbldcken zu fiithren.

Mehrere Konsultationsnehmer merken an, dass die Moglichkeit der Offentlichkeit, sich effektiv an der
Konsultation zu beteiligen und Stellungnahmen abzugeben, durch eine als zu kurz empfundene Frist von
fiinf Wochen sehr begrenzt ist. Dieser Zeitraum gentige nicht, um sich intensiv mit denen im Entwurf der
Ubertragungsnetzbetreiber geschilderten Details zu beschiftigen. AuRerdem wird moniert, dass sich im
Literaturanhang des Szenariorahmens keine kritischen Fachgutachten oder Literaturmeinungen befinden.

Viele Konsultationsteilnehmer begriifien die Tatsache, dass gem. Artikel 2 des
Energieverbrauchskennzeichnungsgesetzes die Erarbeitung des Netzentwicklungsplans ab 2016 auf einen
zweijiahrlichen Turnus umgestellt wird. Die jahrliche Taktrate der Netzentwicklungsplanerstellung habe
bereits bei den bisherigen Netzentwicklungsplanen zu starkem Zeitdruck bei allen Prozessbeteiligten gefiihrt.
Unter anderem sei es zu zeitlichen Uberschneidungen von verschiedenen Netzentwicklungsplinen in
verschiedenen Stadien gekommen. Dadurch entstiinde die Gefahr, dass in der breiten Offentlichkeit ein
verwirrendes Bild erscheint, was wiederum die Akzeptanz fiir den Netzausbau im Allgemeinen und die
Transparenz bei der Erarbeitung der Netzentwicklungspldne im Besonderen beeintrichtigt.

Dartiber hinaus wird vorgeschlagen, berechtigt erscheinende Vorschlige aus dem Konsultationsprozess, die
nicht unmittelbar in die vorgeschlagenen Modelle integriert werden konnten, als Forschungsfragen fiir
wissenschaftliche Begleitarbeiten an geeignete Stellen, z. B. an das Bundeswirtschafts- oder das
Bundesforschungsministerium weiterzugeben.

Ein anderer Vorschlag besteht darin, dass der Netzausbau vorwiegend auf offenen und nachvollziehbaren
Daten (,open data“) und Modellen (,,open source®) beruhen soll, um eine maoglichst hohe Transparenz der
Daten und der verwendeten Modelle zu erreichen. Nur auf diese Art sei eine wissenschaftliche
Auseinandersetzung mit den getroffenen Annahmen, dem Vorgehen und den Ergebnissen méglich. Es sei
daher sehr positiv zu bewerten, dass nahezu alle Eingangsparameter verfiigbar sind und kritisch hinterfragt
werden. Im Sinne einer intensiven Auseinandersetzung mit diesen Daten wird es jedoch fiir notwendig
erachtet, auch die jeweilige Datenquelle und die zugrundeliegenden Annahmen transparent darzustellen
und nutzbar zu machen. Als Grundlage fiir eine 6ffentliche Konsultation wiirden, neben weiteren Details zu
den getroffenen Annahmen, mehr Informationen tiber das verwendete Marktsimulationsmodell und iiber die
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Durchfiihrung der Lastflussberechnungen benétigt. Auch wenn es sich bei den Modellen um proprietére
Codes der beauftragten Institute handele, sei eine offenere Kommunikation der detaillierten Vorgehensweise
ein grofier Gewinn fir die 6ffentliche Diskussion. Eine rudimentire, nichtwissenschaftliche Dokumentation

(z.B. des Modells BID3) in Form einer Priasentation erfiille diesen Zweck nicht.

Laut einer weiteren Stellungnahme sollten Anderungen aus der abgeschlossenen Konsultation vor
Genehmigung des Szenariorahmens bekanntgegeben werden, um sicherzustellen, dass zu bestimmten
Punkten im Szenariorahmen noch Stellung genommen werden kann. Hinsichtlich der Transparenz sei es
winschenswert, den Anhang um regional disaggregierte Daten der ermittelten Nachfragen zu ergénzen.
Besonders der Einfluss von (lastmanagementfahigen) Elektrofahrzeugen lief3e sich so besser einschétzen.

Nach Ansicht eines Konsultationsteilnehmers sollte es eine Aufwandsentschidigung fiir die Biirger geben,
die sich an der Konsultation beteiligen und Workshops besuchen. Da die Gedanken der Biirger im besten
Falle zu Verbesserungen und Losungen fiihrten, wiren eine Erstattung von Fahrtkosten,
Ubernachtungskosten und eine Pauschale pro Einwendung sinnvoll und angemessen.

2.16 Themen des Netzentwicklungsplans

Sehr viele Konsultationsteilnehmer sprechen sich im Rahmen der Konsultation des Szenariorahmens gegen
die aktuell geplante SuedLink-Stromtrasse aus, da deren Bedarf noch immer nicht im Rahmen eines
schliissigen Gesamtkonzepts nachgewiesen worden sei. Ebenso wenden sich sehr viele
Konsultationsteilnehmer gegen die geplante Gleichstrompassage Siid-Ost (Korridor D). Die Trasse sei
iiberwiegend fiir die Einspeisung und den Transport von Kohlestrom aus den ostdeutschen Kohlekraftwerken

no6tig und konterkariere in erheblicher Weise die Bemiithungen um die Energiewende und den Klimaschutz.

Viele Konsultationsteilnehmer lehnen im Hinblick auf die Szenarien fiir den Stromaustausch auch weiterhin
die Festlegung des Bereichs Grafenrheinfeld als Einspeiseschwerpunkt ab. Da sich der Netzausbau vorrangig
am Versorgungsbedarf der jeweiligen Zielregion zu orientieren habe, sei es vollig unverhiltnisméaflig, die
Region Grafenrheinfeld zur Drehscheibe fiir den nationalen oder gar europiischen Stromaustausch zu
machen

Mehrere Konsultationsteilnehmer vertreten die Ansicht, dass die aus den Szenariorahmen im Ergebnis
resultierenden Stromtrassen und Folgeprojekte (insbesondere die Gleichstromtrasse Stidlink, die Konverter
flr Gleichstromtrassen sowie die sog. Mafinahmen im Netzentwicklungsplan 2025 namens P 43 und P 44) in
hohem Mafe den Wert der Eigenheime der Bewohner mindern. Durch den Bau neuer Trassen und einer
Konverterhalle seien wiederum gesundheitliche und landschaftliche Belastungen vorhanden, die nicht

hingenommen werden kénnten.

Mehrere Konsultationsteilnehmer aus Bayern sind der Auffassung, dass die bayerischen Gemeinden dem
Netzentwicklungsplan einzeln zustimmen missten, da nach Art. 83 der bayerischen Verfassung die

Gemeinden fiir die Stromversorgung zustindig sind.

Einige Konsultationsteilnehmer sprechen sich gegen die Moglichkeit der Erdverkabelung von
Stromleitungen aus, da die Auswirkungen auf Gesundheit, Natur und Landwirtschaft noch nicht abschlieRend
erforscht und deshalb abzulehnen seien. Andere Konsultationsteilnehmer sind sich bewusst, dass die nun
erfolgte Festschreibung des Erdkabelvorrangs bei Hochstspannungs-Gleichstrom-Ubertragungsleitungen im
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Energieleitungsausbaugesetz grofie Auswirkungen auf die Kosten der jeweiligen Vorhaben haben. Sofern
Akzeptanz fiir den Stromnetzausbau jedoch ganz tiberwiegend nur durch die Verlegung von Erdkabeln
erreicht werden kénne, seien diese Kosten zu akzeptieren. Denn essenziell sei es, dass die
Versorgungssicherheit in Deutschland erhalten bleibt. Der Industriestandort Deutschland diirfe nicht
ansatzweise gefihrdet und damit mittel- und langfristig insgesamt in Frage gestellt werden.

Viele Konsultationsteilnehmer sind der Ansicht, dass der Netzentwicklungsplan gegen § 1 EnWG verstofite,
da die Stromleitungen nicht preisgiinstig, nicht verbraucherfreundlich, ineffizient und tiberhaupt nicht
umweltvertraglich seien. Ferner liege ein Verstof} gegen die UN Aarhus Konvention (Convention on Access
to Information, Public Participation in Decision-Making and Access to Justice in Environmental Matters) vor,
da der Netzausbau die rechtlichen Vorgaben von nationalem, europiischem und internationalem Recht zum
Schutze der betroffenen Bevolkerung und der Umwelt ignoriere.

Gemif einem weiteren Konsultationsteilnehmer wiirden Gleichstromtrassen nur gebraucht, um auch an
Starkwindtagen im Norden weiterhin die Braunkohlekraftwerke nicht zuriickfahren zu miissen. Begriindet
werde das dann mit dem européischen Stromhandel, der allerdings erkennbar nicht wesentlich ausgebaut
werden konne. Die Leitungen wiirden iiberwiegend Kohlestrom in die Nachbarliander und auch Kernenergie
aus dem Ausland transportieren. Besonders deutlich werde das z. B. im aktuellen Szenariorahmen bei dem
Stromhandel von Polen nach Deutschland (3000 MW). Das geplante ,,Project of Common Interest“ (PCI)
miisste es eigentlich ,,Projects of Atomic Power Lobby's Interest” (PAI) heifen.

Einige Konsultationsteilnehmer sind der Meinung, dass die Umbeseilung mit leistungsfihigeren Leiterseilen
der ,alten Stromtrassen” im Szenario mit eingerechnet werden muss. Die Netzausbaukosten miissten zudem
auf die Netzbetreiber umgeleitet werden, da diese ja auch ihren Gewinn hieraus erzielten. Somit wiirden
lingere Ubertragungswege automatisch die Standortvorteile durch steigende Netzkosten kompensieren.

Gemif einem Konsultationsteilnehmer weisen die Ubertragungsnetzbetreiber in vielen ihrer
Verodffentlichungen auf die hohen Redispatchkosten hin. Diese Redispatchkosten seien dem schlechten
Ausbau des deutschen Hochstspannungsnetzes geschuldet. Nach Ansicht des Konsultationsteilnehmers sollte
in geeigneter Form dargestellt werden, wie sich die Redispatchkosten im Zeitraum bis 2030 entwickeln
wiirden, wenn keine Gleichstromtrassen zur Verfiigung stehen. Hintergrund dieser Uberlegung sei es,
festzustellen, ob die Redispatchkosten nicht als Bestandteil der deutschen Energiepolitik akzeptiert werden
mussten, anstatt finanziell sehr hohe Investitionen in Gleichstromtrassen zu leisten.

Ein weiterer Konsultationsteilnehmer fordert, dass im Rahmen der Netzentwicklungsplanung absichernde
Bausteine eingefiihrt werden, die verhindern, dass sich tiber die Jahre ein Umsetzungsdefizit aufbaut, auf das
keine Gegenreaktion erfolgt, weil es sich unterhalb des verldngerten Zeithorizonts bewegt. Baufortschritte
sollten im Netzentwicklungsplan explizit aufgefiihrt werden (im Sinne eines sog. ,NEP-Monitorings®).

Ein Konsultationsteilnehmer moniert, dass in den Betrachtungen der Energienetze stets von Ausfallsicherheit
gesprochen wird. Ausfallsicherheit beinhalte jedoch auch die Robustheit gegentiber Angreifbarkeit bzw.
Storsicherheit. Eine iiber 450 km lange ,,point-to-point“ Gleichstromtrasse sei in jedem Fall eine leicht
angreifbare bzw. verletzliche Infrastruktur. Somit wiirden Gleichstromtrassen nicht zur Ausfallsicherheit
der Stromiibertragung beitragen.
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2.17 Sonstiges

Ein Konsultationsteilnehmer fordert, dass die unterschiedlichen Szenarien in enger Abstimmung mit den
Anrainerstaaten Deutschlands erarbeitet werden. Dadurch wiirden geringstmdogliche Umwelteingriffe und
belastungen sichergestellt und nationale und internationale Uber- oder Unterkapazititen bei Stromerzeugung
und Stromtransport vermieden.

Mit Blick auf die hier nur von den Ubertragungsnetzbetreibern unterstellten energetischen Annahmen ist es
nach Meinung eines Konsultationsteilnehmers unausweichlich, auch auf regulatorische Wechselwirkungen
im Verteilungsnetz zu schauen. Seit Jahren analysierten, bewerteten und planten die Verteilungsnetzbetreiber
die Auswirkungen durch die Energiewende im Verteilungsnetz und optimierten - sowohl technisch als auch
regulatorisch - die notwendigen Ersatz- und Erweiterungsinvestitionen zur Sicherung der Ziele aus dem § 1
EnWG. Die Notwendigkeit fiir regulatorische Anpassungen, beispielsweise durch die Aufhebung des
Zeitverzugs fiir Erweiterungs- und Ersatzinvestitionen, das Implementieren von intelligenten Anreizen oder
die Beriicksichtigung von unterschiedlichen Herausforderungen im Effizienzbenchmark, sei unbestritten und
umso wichtiger, um die bereits heute energiewendebedingten Investitionsentscheidungen nicht zu stoppen,
sondern zu férdern und abzusichern.

Ein Konsultationsteilnehmer beanstandet, dass die Moglichkeit der Stromgewinnung aus Atomenergie nicht
ausreichend beriicksichtigt wurde. Bei der derzeitigen Verzogerung des Stromnetzausbaus sei es absehbar,

dass tiber eine Laufzeitverlingerung der Atomkraftwerke nachgedacht werden muss.

Ein Konsultationsteilnehmer mahnt an, dass bei der Errichtung der Strommasten fiir Drehstromtrassen die
Abstandsregelungen eingehalten werden. Das gelte insbesondere fiir Bestandstrassen, die dann nicht mehr in
unmittelbarer Nihe zu oder iiber Wohnhiuser gefithrt werden diirften. Wie immer deutlicher werde, sei das
gesundheitliche Risiko fiir die Bevolkerung viel zu grof3. Damit seien nicht nur die im Vergleich zu anderen
europdischen Lindern viel zu hohen Grenzwerte bei der Strahlenbelastung gemeint. Nach wie vor gebe es
keinerlei Untersuchungen tiber die Auswirkungen der Partikel-Ionisierung bei diesen hohen Spannungen.

Durch einen Terroranschlag auf Strommasten seien in der Ukraine letztes Jahr 2 Millionen Menschen ohne
Strom gewesen. Sollte die Bundesregierung auf das zentralistische System von Gleichstromtrassen setzen,
mochten mehrere Konsultationsteilnehmer wissen, wie die Versorgungssicherheit gegeniiber
Terroranschligen sichergestellt werden soll. Die Konsultationsteilnehmer stellten sich die Frage, welche
Mafnahmen vorgesehen und wie hoch die dafiir geplanten Kosten sind.

Nach der Meinung eines Konsultationsteilnehmers machen die sehr differenzierten Anmerkungen zu den
einzeln dargestellten Szenarien nur dann Sinn, wenn im betrachteten Zeitraum in Europa stabile politische
und wirtschaftliche Verhiltnisse sowie katastrophenfreie Zeiten vorlidgen. Wie sich jedoch in der jiingeren
Vergangenheit gezeigt habe, sei die Wahrscheinlichkeit fir solche Voraussetzungen mit nicht unerheblichen
Unsicherheiten behaftet. Es sei daher wahrscheinlich, dass sich die von den Ubertragungsnetzbetreibern heute
ausgearbeiteten Szenarien in 15 Jahren durch die periodischen Uberarbeitungen signifikant &ndern wiirden.
Dies betreffe insbesondere die Annahmen zur Betriebsdauer konventioneller Kraftwerke, zum Anstieg des
Anteils Erneuerbarer Energien sowie zum Stromverbrauch. Wirklich sichere Aussagen zur Entwicklung der
Energielandschaft konnten daher gar nicht getroffen werden.
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Mehrere Konsultationsteilnehmer fordern eine Gesetzesinderung dahingehend, dass der Entwurf zum
Szenariorahmen zukiinftig nicht mehr durch die Ubertragungsnetzbetreiber, sondern durch die
Bundesnetzagentur selbst erarbeitet wird. Die Einschédtzung miisse beim Staat liegen, der wiederum auf
unabhingige Quellen zuriickzugreifen habe. Daran ankntipfend wird die Rolle der
Ubertragungsnetzbetreiber im Rahmen der Erstellung des Szenariorahmens kritisiert, deren Unabhingigkeit
nicht gewihrleistet sei, da sie am Bau und Betrieb der Ubertragungsnetze selbst verdienen und kein Interesse
daran hitten, den Netzausbaubedarf auf Ubertragungsnetzebene auf das unbedingt erforderliche Maf zu
beschrinken. Des Weiteren konne eine Bewertung des Netzausbaubedarfs nur von unabhingiger und
neutraler Stelle erfolgen, die keine eigenen wirtschaftlichen Interessen verfolgt.
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C Anhorung der Ubertragungsnetzbetreiber

Mit E-Mail vom 23.06.2016 gab die Bundesnetzagentur den Ubertragungsnetzbetreibern zur beabsichtigten
Genehmigung des Szenariorahmens 2017-2030 mit Frist bis zum 28.06.2016 Gelegenheit zur Stellungnahme.
Die Ubertragungsnetzbetreiber nahmen die Gelegenheit in einer gemeinsamen Stellungnahme vom
28.06.2016 wahr.

Die Ubertragungsnetzbetreiber stellen zunichst fest, dass in ihrem Szenariorahmenentwurf aus Zeitgriinden
die Entscheidungen zum KWK-Gesetz, die Entscheidung der Bundesnetzagentur zum Netzentwicklungsplan
Gas vom 11.12.2015 und der Referentenentwurf zur EEG Reform 2016 bzw. der entsprechende
Kabinettsbeschluss vom 08.06.2016 nicht berticksichtigt werden konnten. Insbesondere mit der Novellierung
des EEG 2016 seien erst aktuell fixierte Randbedingungen in die Genehmigung eingeflossen. Die
Konsequenzen dieser Anderungen und ihre Auswirkungen auf den Szenariorahmen konnten aufgrund der
Kiirze der Zeit nicht mit den Stakeholdern diskutiert werden.

Ferner beanstanden die Ubertragungsnetzbetreiber, dass ohne den ausfiihrlichen Text der Genehmigung die
Zahlen nicht vollstindig einzuordnen seien. So sei beispielsweise die Priifung der Konsistenz der Zahlen zum
Verbrauch nur eingeschriankt méglich. Aus Sicht der Ubertragungsnetzbetreiber stellen die Zahlen im Tenor
der Bundesnetzagentur den Versuch dar, zwischen einer energiewirtschaftlich sowie wissenschaftlich
adidquaten und damit komplexen Modellierung auf der einen und einer einfacheren Festlegung nach
politischen Zielvorgaben auf der anderen Seite zu vermitteln. Dieses Spannungsfeld sei auch in der
Konsultation abgefragt worden.

Insgesamt seien fiir die Ubertragungsnetzbetreiber wesentliche Annahmen zur Einordnung des Zahlenwerks
aus dem Tenor nicht ersichtlich. Zudem sei die gewdhrte Anhorungsfrist mit drei Arbeitstagen deutlich zu

kurz.

Im Rahmen der Einschitzung des konventionellen Kraftwerksparks haben die Ubertragungsnetzbetreiber in
ihrem Entwurf des Szenariorahmens die installierte Leistung von Gaskraftwerken als deutlich geringer
angesetzt, da die Bundesnetzagentur diesbeziiglich in den Szenarien B 2030, B 2035 und C 2030 von zuséitzlich
ca. 10 GW installierter Leistung an Gaskraftwerken ausgehe. Die impliziten getroffenen Annahmen der
Bundesnetzagentur zur Wirtschaftlichkeit von Gaskraftwerken im kiinftigen Energiemarkt seien dabei zu
hinterfragen. Offensichtlich werde von weiteren Mafnahmen oder Entwicklungen ausgegangen, die den
wirtschaftlichen Betrieb von Gaskraftwerken im Strommarkt im betrachteten Zeithorizont erméglichen. Eine
Gesamtbewertung — auch vor dem Hintergrund der nun im Tenor gesenkten EE-Mantelzahlen - kénne durch
die Ubertragungsnetzbetreiber so kurzfristig nicht vorgenommen werden. Aulerdem konnte bei einer
Uberpriifung der Kraftwerksliste nicht nachvollzogen werden, inwieweit die beriicksichtigten Gaskraftwerke
konsistent zu der Liste zukiinftiger Kraftwerke im Netzentwicklungsplan Gas seien. Es ergebe sich eine
Abweichung, die von den Ubertragungsnetzbetreibern nicht plausibilisiert werden kénne. Offensichtlich sei
in der Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur das Kriterium nach KraftNAV zur Berticksichtigung von
geplanten Gaskraftwerken nicht mehr enthalten. Der Wegfall fiihre aber dazu, dass auf der einen Seite
geplante Gaskraftwerke nicht beriicksichtigt werden konnten, aber auf der anderen Seite ein hoherer Zubau
an Gaskraftwerken vorgesehen sei. Es habe hier offensichtlich ein Methodenwechsel stattgefunden, den die
Ubertragungsnetzbetreiber ohne weitere Erliuterung nicht nachvollziehen kénnten. Die Methodik zur
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Bertiicksichtigung von Gaskraftwerken misste mit den Stakeholdern gemeinsam im Vorfeld abgestimmt

werden.

Die KWK-Ziele seien vor dem Hintergrund der Flexibilisierungsannahmen der Ubertragungsnetzbetreiber in
den Szenarien B 2030/2035 und C 2030 nicht oder nur eingeschrinkt ausweisbar. So kénnte zwar die
Nettostromerzeugung der KWK Anlagen tiberpriift, jedoch die Anteile nicht genau spezifiziert werden (vgl.

Szenariorahmenentwurf der Ubertragungsnetzbetreiber).

Dartiber hinaus sind der Bundesnetzagentur im Rahmen der Anhérung in einer separaten Kraftwerksliste
detaillierte Hinweise zu einzelnen konventionellen Kraftwerken, mit der Bitte um Berticksichtigung,
iibergeben worden.

Im Hinblick auf die Annahmen zur regenerativen Erzeugung sind die Mantelzahlen der Erneuerbaren
Energien fiir die Ubertragungsnetzbetreiber auch unter Einbezug der aktuellen EEG-Novelle 2016 teilweise

nur schwer nachvollziehbar.

Eine Darstellung der Annahmen zum Riickbau (insbesondere Wind Onshore) bzw. eine Darstellung, wie die
Mantelzahlen der Genehmigung entstanden seien, wire hilfreich, um diese Vorgaben zu verstehen. Die
Ubertragungsnetzbetreiber vermuten, dass der Riickbau von Windkraftanlagen mit dem Auslaufen der
Foérderdauer nach 20 Betriebsjahren gleichgesetzt wurde. Dies ist nach Meinung der
Ubertragungsnetzbetreiber nicht sachgerecht. Vielmehr sollten Aspekte wie der Weiterbetrieb von
wirtschaftlich abgeschriebenen Bestandsanlagen (u.a. auf Grund eines Wegfalls des Repoweringbonus)
beriicksichtigt werden. Nach Erkenntnissen der Ubertragungsnetzbetreiber erscheint ein lingerer
Weiterbetreib der Anlagen aus technisch wirtschaftlicher Sicht sehr wahrscheinlich. Die Annahmen einer
langeren Lebensdauer wiirden zu deutlich héheren Mantelzahlen Wind onshore fiihren.

Die Berechnungsannahmen fiir die Zielanteile des erneuerbar erzeugten Stroms am Bruttostromverbrauch
sind fiir die Ubertragungsnetzbetreiber nicht ersichtlich. Nach einer ersten Einschitzung der
Ubertragungsnetzbetreiber seien die Zielgréflen nur mit sehr ambitionierten Annahmen zu den
Volllaststunden - insbesondere fiir den Energietriger Wind - abbildbar. Aus Sicht der
Ubertragungsnetzbetreiber ist es fraglich, ob mit diesen Mantelzahlen in Kombination mit den Annahmen zur
Stromnachfrage, die Zielanteile der Erneuerbaren Energien am Bruttostromverbrauch erreichbar seien. Vor
dem Hintergrund des weiterhin giiltigen Férderdeckels von 52 GW fiir PV-Anlagen mit installierter Leistung
von bis zu 750 kW seien die Zubauzahlen fiir diesen Energietriger sehr ambitioniert.

Ohne Kenntnis der Begriindung des Szenariorahmens fillt es den Ubertragungsnetzbetreibern schwer zu
uberpriifen, inwieweit die angegebenen Werte zur Stromnachfrage und Spitzenlast mit den verinderten
Annahmen zur 6konomischen Entwicklung (Bevélkerungsentwicklung, BIP, etc.) und zu neuen Nachfrage-
Technologien konsistent sind. Insbesondere sei eine konstante Spitzenlast vor dem Hintergrund einer
Steigerung der Elektroautos um das 6-fache bzw. der Warmepumpen um das 4-fache (von Szenario A 2030 zu
Szenario C 2030) zu hinterfragen. Die gegenldufige Entwicklung von Stromnachfrage zu Spitzenlast resultiere
unter Umstdnden in stark variierenden jahrlichen Lastverldufen, die moglicherweise in sich nicht mehr
plausibel seien.

Die UNB weisen ebenfalls auf die Auswirkungen der Einfithrung neuer Demand-Side Technologien hin. Dies
seien insbesondere Speichertechnologien fiir PV-Systeme, Power-to-Gas-Anlagen und Demand-Side
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Management-Potentiale in der Industrie. Bei einer Berticksichtigung dieser Technologien bestiinden viele
Freiheitsgrade, die deren Verhalten im System beeinflussen. Aus Sicht der Ubertragungsnetzbetreiber dienten
diese vornehmlich der kostenminimalen Integration erneuerbarer Energien in das Stromsystem. Aus diesem
Grund sollte ein Einsatz derart erfolgen, dass (die nun flexibilisierte) Last und Erzeugung méglichst
deckungsgleich sind. Dies fiihre tendenziell zu verringerten Kosten des Systems und verbessere die
Versorgungssicherheit. Es wird aber darauf hingewiesen, dass dies zu einer erh6hten Auslastung des
Stromnetzes fiihren konne. Weitere Details zu diesen neuen Technologien sollten gemeinsam mit den
Stakeholdern abgestimmt werden.

Auflerdem weisen die Ubertragungsnetzbetreiber darauf hin, dass eine Erreichung der im Szenariorahmen
vorgegebenen Spitzenlast nicht im Vorhinein sichergestellt werden kann. Die sich einstellende Spitzenlast sei
ein Resultat der Optimierung und hinge, wie oben beschrieben, stark vom Einsatz der Lastflexibilititen ab.

Die Ubertragungsnetzbetreiber nehmen zur Kenntnis, dass die im Entwurf des Szenariorahmens
vorgeschlagenen Handelskapazititen mit den europédischen Nachbarlindern weitestgehend im finalen
Szenariorahmen berticksichtigt worden seien. Dies stelle eine Konsistenz des Netzentwicklungsplans mit dem
internationalen Netzplanungsprozess im TYNDP 2016 her, der am 22. Juni 2016 verdffentlicht worden sei. An
der Grenze zur Schweiz sei allerdings, abweichend vom TYNDP 2016, eine geringere Kapazitit festgestellt
worden, als final vorgeschlagen. Die Ubertragungsnetzbetreiber weisen darauf hin, dass der beriicksichtigte
Wert von 3.300 MW Import- und 4.700 MW Export-Kapazitit nicht dem aktuellen Planungsstand im
europdischen Netzentwicklungsprozess entspreche. Ebenfalls sei die geringere Handelskapazitat nicht mehr
konsistent zur Genehmigung des letzten Szenariorahmens, in dem bereits fiir das Jahr 2025 eine
Handelskapazitit von 4.400 MW Export bzw. 4.200 MW Import angesetzt worden sei. Auch an der Grenze zu
Schweden sei aus Sicht der Ubertragungsnetzbetreiber eine Nachbesserung wiinschenswert. 50Hertz gehe von
einer vollstdndigen Realisierung der Ausbaustufen der HansaPowerBridge bis 2030 aus, so dass diese Prognose
uber die Austauschkapazitit mit Schweden - wie im TYNDP 2016 dargestellt — schon in der Genehmigung des
Szenariorahmen zu berticksichtigen sei.
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ITIEntscheidungsgriinde

Rechtsgrundlage fiir die Genehmigung des Szenariorahmens ist § 12a Abs. 3 EnWG.

A Formelle Voraussetzungen der Genehmigung

Die Zustidndigkeit der Bundesnetzagentur ergibt sich aus § 54 Abs. 1 Halbsatz 1 EnWG, die Zustindigkeit der
Abteilung aus § 59 Abs. 1 Satz 2 EnWG. Nach Vorlage des Entwurfs des Szenariorahmens gem. § 12a Abs. 2 Satz
1 EnWG beteiligte die Bundesnetzagentur die Offentlichkeit gem. § 12a Abs. 2 Satz 2 EnWG. Sie machte den
Entwurf des Szenariorahmens auf ihrer Internetseite bekannt und gab der Offentlichkeit Gelegenheit zur
Auferung. Die Genehmigung des Szenariorahmens erfolgte unter Beriicksichtigung der Ergebnisse der
Offentlichkeitsbeteiligung gem. § 12a Abs. 3 EnWG.

B Materielle Voraussetzungen der Genehmigung

Der genehmigte Szenariorahmen erfiillt die folgenden tatbestandlichen Voraussetzungen des § 12a Abs. 1
EnWG:

Die Ubertragungsnetzbetreiber erarbeiten alle zwei Jahre einen gemeinsamen Szenariorahmen (dazu 1), der
Grundlage fiir die Erarbeitung des Netzentwicklungsplans nach § 12b EnWG und des Offshore-
Netzentwicklungsplans nach § 17b EnWG ist. Der Szenariorahmen umfasst mindestens drei
Entwicklungspfade (Szenarien), die fiir die nichsten zehn und héchstens 15 Jahre (dazu 2) die Bandbreite
wahrscheinlicher Entwicklungen (dazu 3) im Rahmen der mittel- und langfristigen energiepolitischen Ziele
der Bundesregierung (dazu 5) abdecken. Eines der Szenarien muss die wahrscheinliche Entwicklung fiir die
nichsten 15 und hichstens zwanzig Jahre darstellen (dazu 2). Fiir den Szenariorahmen legen die
Ubertragungsnetzbetreiber angemessene Annahmen fiir die jeweiligen Szenarien zu Erzeugung, Versorgung,
Verbrauch von Strom (dazu 4) sowie dessen Austausch mit anderen Lindern zu Grunde und berticksichtigen
geplante Investitionsvorhaben der europiischen Netzinfrastruktur (dazu 6).

1. Gemeinsamer Szenariorahmen

Die Ubertragungsnetzbetreiber im Sinne des § 3 Nr. 10 EnWG haben den Entwurf des Szenariorahmens
gemeinsam erarbeitet.

2. Entwicklungspfade (Szenarien)

Ein Entwicklungspfad erfasst, bezogen auf einen Zielzeitpunkt, die Annahmen zu Erzeugung, Versorgung und
Verbrauch von Strom im Vergleich zu einem Referenzzeitpunkt. Da der Entwurf des Netzentwicklungsplans
2017-2030 und des Offshore-Netzentwicklungsplans 2017-2030 gem. § 12b Abs. 1 Satz 1 EnWG der
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Bundesnetzagentur vorzulegen ist, stellen drei Entwicklungspfade das Zieljahr 2030 - Szenarien A 2030, B
2030, C 2030 - und ein weiterer Entwicklungspfad das Zieljahr 2035 - Szenario B 2035 - dar. Die
Bundesnetzagentur genehmigt damit in Abweichung zum Szenariorahmen 2025 nicht mehr sechs Szenarien,
sondern nur noch die gesetzlich vorgeschriebene Mindestanzahl von vier Szenarien. Die Bundesnetzagentur
schwenkt damit wieder in den bisher bekannten Netzentwicklungsprozess ein, da sie die Erstellung von mehr

als vier Szenarien eher als Ausnahme ansieht.

Die Bundesnetzagentur hat in den Szenarien erstmalig zusatzlich verschiedene Werte fiir Treiber der
Sektorenkopplung, Flexibilitidtsoptionen sowie dezentrale Speicher vorgegeben, die von den
Ubertragungsnetzbetreibern fiir die Erstellung der Netzentwicklungsplidne 2017-2030 beriicksichtigt werden

miussen.

Dartiiber hinaus tibernimmt die Bundesnetzagentur die neue Szenariengestaltung der
Ubertragungsnetzbetreiber, nach der alle Szenarien die Energiewende mit unterschiedlicher technischer
Ausprigung und Umsetzungsgeschwindigkeit beschreiben.

Revolutionar

A

Innovation

Langsame - Schne_l[e
Energiewende Energiewende

.Status quo” Transformationstempo

Abbildung 1: Darstellung der von der Bundesnetzagentur genehmigten Szenarien fiir den Szenariorahmen
2017-2030

Innovation bezeichnet in diesem Zusammenhang den Einsatz neuer Technologien im Stromsektor zur
Steigerung der Flexibilitit und der Energie- sowie Emissionseffizienz. Das Transformationstempo beschreibt
die Umsetzungsgeschwindigkeit der Energiewende. Das konservative Szenario A 2030 ist durch eine méfiige
Geschwindigkeit bei der Umsetzung der Energiewende gekennzeichnet, in der die Einfiihrung neuer
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Technologien und der Innovationsgrad eher gering sind. Die Transformationsszenarien B 2030/2035 zeichnen
sich gegentiiber dem Szenario A 2030 dadurch aus, dass durch eine Vielzahl unterschiedlicher Mafinahmen
und Technologien die Umsetzungsgeschwindigkeit der Energiewende erhoht wird. Im Innovationsszenario

C 2030 ist sowohl der Innovationsgrad als auch das Transformationstempo am hdchsten. Dies wird durch eine
intensive Nutzung neuer Technologien sowie die Vernetzung der Sektoren Strom, Wiarme und Verkehr

erreicht.

Die zunehmende Anzahl und Variation bestimmter Inputparameter durch die Ubertragungsnetzbetreiber
ermoglicht bei ausreichend genauer Prognose eine Erh6hung der Konsistenz der einzelnen Szenarien. Dies
erlaubt eine exaktere Beschreibung der zukiinftig denkbaren Entwicklungen, was zu einer Optimierung des
von den Szenarien abgedeckten Wahrscheinlichkeitsraums fithrt. Hingegen fiihrt eine Zunahme und stiarkere
Variation der Inputparameter immer seltener dazu, dass fir alle Szenarien die gleichen Annahmen (z. B. bzgl.
Stromverbrauch oder Jahreshochstlast) getroffen werden. Dadurch sind Auswirkungen bei der Veranderung
einzelner Parameter auf den Gesamtprozess immer schwerer zu erkennen.

Der Ausbaupfad der Erneuerbaren Energien des konservativen Szenarios A 2030 befindet sich an der unteren
Grenze des vorgegebenen Korridors des § 1 Abs. 2 EEG-E 2016. Die Prognose zur konventionellen installierten
Erzeugerleistung basiert nahezu auf denselben Annahmen zur technisch-wirtschaftlichen Betriebsdauer der
Kraftwerke wie im letzten Szenariorahmen 2025. Der Nettostromverbrauch in Szenario A 2030 liegt bezogen
auf das Referenzjahr 2015 auf einem niedrigeren Niveau. Der zu ermittelnde Wert der Jahreshochstlast ist mit
84 GW in Szenario A 2030 leicht hoher als der Referenzwert des Jahres 2015 von 83,7 GW. Dabei sind 1,1
Millionen Warmepumpen und 1 Million Elektroautos sowie 1 GW Power-to-Gas, 3 GW PV-Batteriespeicher
und 2 GW Demand-Side-Management (Industrie und GHD) zu bertcksichtigten. Das Ziel der
Bundesregierung, die Treibhausgasemissionen zu reduzieren, wird in Szenario A 2030 voraussichtlich nicht
vollstindig erreicht.

Szenario B 2030 geht von einem Ausbau der Erneuerbaren Energien im mittleren Bereich des § 1 Abs. 2 EEG-E
2016 aus. Die technisch-wirtschaftliche Betriebsdauer der konventionellen Kraftwerke wird im Vergleich zum
Szenario A 2030 um finf Jahre reduziert. Der Nettostromverbrauch in Szenario B 2030 liegt bezogen auf das
Referenzjahr 2015 auf einem hoheren Niveau. Der zu ermittelnde Wert der Jahreshdchstlast ist mit 84 GW in
Szenario B 2030 leicht hoher als der Referenzwert des Jahres 2015 von 83,7 GW. Dabei sind 2,6 Millionen
Wirmepumpen und 3 Millionen Elektroautos sowie 1,5 GW Power-to-Gas, 4,5 GW PV-Batteriespeicher und 4
GW Demand-Side-Management (Industrie und GHD) zu berticksichtigten. Das Ziel der Bundesregierung, die

Treibhausgasemissionen zu reduzieren, wird in Szenario B 2030 vollstidndig erreicht.

Im Szenario B 2035 werden die Annahmen fiir das Szenario B 2030 im Wesentlichen um fiinf Jahre
fortgeschrieben. Eine Ausnahme gilt fiir die Ausbauprognose von Wind Onshore, die ab 2030 von jahrlich 2,9
GW auf 3,7 GW brutto angehoben wird, um angesichts der zunehmenden altersbedingten Stilllegungen von
Wind Onshore-Anlagen das primare Ziel des Ausbaukorridors gemif § 1 Abs. 2 Nr. 2 EEG-E 2016 fiir das Jahr
2035 im mittleren Bereichs zu erreichen.. Der konventionelle Zubaupfad mit einer zum Szenario A 2030 fiinf
Jahre verkiirzten Betriebsdauer des Kraftwerksparks wird um weitere fiinf Jahre fortgeschrieben. Das
Verbrauchsniveau und die Jahreshochstlast basieren auf den in Szenario B 2030 getroffenen Annahmen. Es
sind 2,9 Millionen Warmepumpen und 4,5 Millionen Elektroautos sowie 2 GW Power-to-Gas, 5 GW PV-
Batteriespeicher und 5 GW Demand-Side-Management (Industrie und GHD) zu berticksichtigten. Die von der
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Bundesregierung angestrebte Reduktion der Treibhausgasemissionen wird im Szenario B 2035 vollstindig
umgesetzt.

Im Szenario C 2030 wird ebenfalls ein Erreichen der Ziele der Bundesregierung zur Reduktion der
Treibhausgasemissionen vorgegeben. Der Ausbaupfad der Erneuerbaren Energien orientiert sich an der
oberen Grenze des § 1 Abs. 2 EEG-E 2016 Korridors. Die technisch-wirtschaftliche Betriebsdauer der
konventionellen Kraftwerke wird - mit Ausnahme der Gaskraftwerke - im Vergleich zum Szenario A 2030 um
zehn Jahre reduziert. Der Nettostromverbrauch in Szenario C 2030 liegt bezogen auf das Referenzjahr 2015 auf
einem hoheren Niveau. . Der zu ermittelnde Wert der Jahreshochstlast ist mit 84 GW in Szenario C 2030 leicht
hoher als der Referenzwert des Jahres 2015 von 83,7 GW. Dabei sind 4,1 Millionen Warmepumpen und 6
Millionen Elektroautos sowie 2 GW Power-to-Gas, 6 GW PV-Batteriespeicher und 6 GW Demand-Side-
Management (Industrie und GHD) zu berticksichtigten. Das Ziel der Bundesregierung, die
Treibhausgasemissionen zu reduzieren, wird in Szenario C 2030 vollstindig erreicht.

In allen Szenarien des Szenariorahmens 2030 wird erneut eine Spitzenkappung bei Wind Onshore- und
Photovoltaik-Anlagen beriicksichtigt.

Die von den Ubertragungsnetzbetreibern vorgeschlagenen Regionalisierungen der Prognosen des Zubaus der
Erneuerbaren Energien und des nationalen Strombedarfs werden im Grundsatz als geeignet bestatigt.
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3. Bandbreite wahrscheinlicher Entwicklungen

Die genehmigten Szenarien miissen die Bandbreite wahrscheinlicher Entwicklungen abdecken.

3.1 Grundcharakteristik

Ein Szenario ist als wahrscheinlich zu erachten, wenn es mit einer hinreichend hohen
Realisierungswahrscheinlichkeit verbunden ist und somit das zu entwickelnde Stromnetz in der Zukunft den
Anforderungen dieses Szenarios mit hinreichend hoher Wahrscheinlichkeit gentigen muss.

Bei der Ermittlung der Szenarien ist grundsitzlich von den aktuellen rechtlichen und regulatorischen
Rahmenbedingungen auszugehen, da die Entwicklung der gesetzlichen Grundlagen bis 2030 bzw. 2035 ebenso
wenig vorhersehbar ist wie die Entwicklung der Marktpreise oder die Verbreitung neuer Technologien. Uber
die aktuell geltenden rechtlichen und politischen Rahmenbedingungen hinaus kénnen nur dann
Entwicklungen oder Verdnderungen beriicksichtigt werden, wenn diese sich hinreichend konkret abzeichnen
und bspw. der Konsens in Politik, Fachwelt und Gesellschaft so grof! ist, dass mit einer baldigen rechtlichen

Verankerung gerechnet werden muss.

Erginzend dazu soll der Szenariorahmen 2017-2030 nach § 12a EnWG zugleich die Bandbreite
wahrscheinlicher Entwicklungen in Bezug auf die mittel- und langfristigen energiepolitischen Ziele der
Bundesregierung abdecken. Die vorgegebene Ausgestaltung der Szenarien wird diesen Anforderung gerecht.

Die gegenwirtige energiepolitische Situation ist geprigt von einem nach wie vor starken Wachstum der
Erneuerbaren Energien, von beabsichtigten Stilllegungen konventioneller Kraftwerke auf Grund nicht
ausreichender Wirtschaftlichkeit, von einer Zurtickhaltung bei Investitionen in neue konventionelle
Kraftwerke und dem Ziel der Bundesregierung, die gesteckten Klimaschutzziele, insbesondere die Reduktion
des CO,-Ausstofies um 55% bis 2030 und 70 % bis 2040 gegeniiber 1990, zu erreichen.

Es ist weiterhin davon auszugehen, dass die Bundesregierung auch zukiinftig den Klimaschutzzielen eine
hohe Bedeutung beimessen und zum Erreichen dieser Ziele entsprechende Anstrengungen unternehmen
wird. Aus Sicht der Bundesnetzagentur gebietet dieses Bekenntnis zum Klimaschutz, erneut Szenarien im
Szenariorahmen 2017-2030 vorzugeben, die die Klimaschutzziele der Bundesregierung zwingend erfiillen.
Dieser politische Wille zum Klimaschutz spiegelt sich auch in der Konsultation wider, in der es zahlreiche
Forderungen gab, eine erfolgreiche Umsetzung der Klimaschutzziele zumindest fiir eine Teilmenge der
Szenarien anzunehmen. Das Erreichen der Klimaschutzziele wird daher fiir alle Szenarien mit der Ausnahme
des Szenarios A 2030 angenommen.

Da trotz aller Bemiihungen derzeit nicht ausgeschlossen werden kann, dass die Klimaschutzziele nicht in
vollem Umfang erreicht werden, ist auch ein Szenario vorzugeben, in dem ein nicht vollstindiges Erreichen
der Klimaschutzziele moglich ist. Die Steigerung der CO,-Emissionen des Stromsektors in den letzten Jahren
verdeutlicht, dass eine solche Entwicklung nicht ausgeschlossen werden kann. Das nicht vollstindige
Erreichen der Klimaschutzziele wird daher im Szenarien A 2030 moglicherweise abgebildet. Mit der
grundlegenden Aufteilung der Szenarien in zwei mogliche Entwicklungspfade deckt der Szenariorahmen ein
hohes Maf? an Prognoseunsicherheit ab, da er sowohl das Erreichen, als auch das moglicherweise nicht
vollstindige Erreichen der Klimaschutzziele beriicksichtigt.
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Der Ausbau der Erneuerbaren Energien orientiert sich im Szenariorahmen 2017-2030 eng am jiingst
geduflerten Willen des Bundesgesetzgebers in Form des Kabinettbeschlusses der Bundesregierung vom
08.06.2016 (nachfolgend EEG-E 2016). Die Szenarien berticksichtigen zum einen die konkreten Ausbaupfade
des § 4 EEG-E 2016 und orientieren sich zum anderen an den prozentualen Ausbauzielen des § 1 Abs. 2 EEG-E
2016. Aufgrund der gesetzlichen Verankerung der Erneuerbaren Energien-Ausbauziele sowie der Steuerung
des Zubaus durch Ausschreibungen und Anpassung der Vergiitungshohe (atmender Deckel und einmalige
Kiirzungen) ist mit einer hinreichenden Wahrscheinlichkeit von der Einhaltung des gesetzlichen Zubaupfades
auszugehen. Allerdings miissen die Szenarien B 2035 und C 2030 die Ausbaupfade des § 4 EEG-E 2016 leicht
tiberschreiten, um die prozentualen Ausbauziele des § 1 Abs. 2 EEG-E 2016 einhalten zu kénnen (siehe
ausfiihrlich dazu Kapitel II B 4.3.6 und II B 4.3.7). Die Einbettung der Szenarien in den gesetzlich
vorgeschriebenen EEG-Rahmen wurde auch in vielen Konsultationsbeitrigen gefordert.

Im Hinblick auf die Klimaschutzziele der Bundesregierung wurden in Szenario A 2030 und B 2030/2035 sowie
C 2030 ergianzend Effizienzsteigerungen in Héhe von 27,5 TWh und 32,5/42,3 TWh sowie 55 TWh
angenommen, die sich in einer signifikanten Reduktion (allerdings ohne Berticksichtigung der
Sektorenkopplung) im Vergleich zum Verbrauchsniveau des Jahres 2015 niederschlégt. Dass
Effizienzmafdinahmen in Zukunft eine gréfRere Rolle spielen werden, geht deutlich aus dem Aktionsprogramm
Klimaschutz 2020 und dem beabsichtigten nationalen Klimaschutzplan 2050 der Bundesregierung hervor.

3.2 Methodik zur Einhaltung der CO,-Reduktion

In den Szenarien B 2030, B 2035 und C 2030 wird ein Erreichen der Klimaschutzziele unterstellt. Dies bezieht
sich konkret auf die CO,-Reduktionsziele der Bundesregierung. Fiir die genannten Szenarien wird fiir die
Marktmodellierung ein Maximalwert fiir den jdhrlichen CO,-Ausstof? vorgegeben. Konkret werden die Werte
ausgehend vom Energiekonzept der Bundesregierung ermittelt, in dem ein Reduktionspfad der
Treibhausgasemissionen angenommen wird. Das Energiekonzept der Bundesregierung sieht einen
sektoriibergreifenden Entwicklungspfad bei der Minderung der Treibhausgasemissionen um 40 % bis 2020,
um 55 % bis 2030, um 70 % bis 2040 und um 80 % bis 95 % bis 2050 vor. Fiir 2035 ist im Energiekonzept der
Bundesregierung kein konkreter Wert ausgewiesen. Durch lineare Interpolation lasst sich jedoch eine
Reduktion der Treibhausgasemissionen um 62,5 % ermitteln. Es wird davon ausgegangen, dass der
emissionsintensive Stromsektor die oben genannten Ziele anteilig zu erfiillen hat. Fiir den Stromsektor
ermittelte das Umweltbundesamt in einem aktualisierten Bericht aus dem Jahr 2015 (,Climate Change*) fir
das Referenzjahr 1990 aktualisierte CO,-Emissionen in Héhe von 366 Millionen Tonnen. Aus diesem Wert
ergibt sich nun ein Maximalwert fiir den CO,-Ausstof zur Marktmodellierung im Stromsektor von 165
Millionen Tonnen im Jahr 2030 und 137 Millionen Tonnen im Jahr 2035.

In Szenario A 2030 werden dagegen keine verbindlichen CO,-Restriktionen festgelegt, was zur Folge hat, dass
der Einsatz des konventionellen Kraftwerksparks und die damit verbundene Menge an
Treibhausgasemissionen alleine durch den Markt bestimmt wird. Folglich kénnte es durchaus sein, dass in
Szenario A 2030 das energiepolitische Ziel der Bundesregierung im Hinblick auf die Reduktion der
Treibhausgase nicht vollstindig erfillt wird.

Neben der bereits im Szenariorahmen 2025 und dem darauf basierenden Netzentwicklungsplan 2025
verwendeten Methodik der Vorgabe von festen CO,-Emissionen in der Marktmodellierung, werden im
Entwurf des Szenariorahmen 2017-2030 von den Ubertragungsnetzbetreibern weitere Méglichkeiten zur
Bertiicksichtigung der Klimaschutzziele durch Einhaltung der CO,-Emissionsobergrenzen durch die
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Ubertragungsnetzbetreiber genannt. Auch die Konsultationsteilnehmer schlagen unterschiedliche
methodische Ansitze zur Einhaltung der CO,-Emissionsziele der Bundesregierung vor. Insgesamt ergibt sich
bei den Konsultationsteilnehmern die Tendenz, einzelne besonders emissionsintensive konventionelle
Kraftwerke gezielt aus der Kraftwerksliste herauszunehmen. Ohne eine entsprechende gesetzliche Grundlage
sieht sich die Bundesnetzagentur aber nicht in der Lage, einen solch intensiven Eingriff in die Marktchancen
von einzelnen Kraftwerken vorzunehmen, da solche von der Bundesnetzagentur herausgehobenen
Kraftwerke erhebliche Refinanzierungsschwierigkeiten bekommen diirften. Die Bundesnetzagentur behilt
daher im Szenariorahmen 2017-2030 die bisherige Methodik des Szenariorahmen 2025 bei. In der
Marktmodellierung miissen die Ubertragungsnetzbetreiber somit gewihrleisten, dass die oben genannten
CO,-Restriktionen in den Szenarien B 2030, B 2035 und C 2030 eingehalten werden. Zu diesem Zweck ist eine
Nebenbedingung in der Marktmodellierung anzunehmen, die sicherstellt, dass der gesamte konventionelle
Kraftwerkspark im Jahr 2030 nicht mehr als 165 Millionen Tonnen und im Jahr 2035 nicht mehr als 137
Millionen Tonnen CO, ausstofit.

Es sei an dieser Stelle darauf hingewiesen, dass sich die CO,-Obergenzen als Nebenbedingung in der
Marktsimulation nicht auf die installierten Erzeugerleistungen im Szenariorahmen 2017-2030 auswirken. Die
Nebenbedingung wird aber Auswirkungen auf die Simulation des Betriebs des gesamten konventionellen
Kraftwerksparks haben.

Die im Zuge der UN-Klimakonferenz in Paris 2015 (COP 21) im sogenannten ,Ubereinkommen von Paris*
ausgehandelte Begrenzung des Temperaturanstiegs findet in diesem Szenariorahmen noch keine
Bertiicksichtigung. Das Pariser Abkommen sieht vor, den Anstieg der globalen Durchschnittstemperatur
deutlich unter 2° C und wenn moéglich unter 1,5° C iiber dem vorindustriellen Niveau zu halten. Um dies zu
erreichen, miissen die globalen Treibhausgasemissionen drastisch reduziert werden. In diesem
Zusammenhang fordern auch viele Konsultationsteilnehmer, die nationalen KlimaschutzmafRnahmen zu
intensivieren. Dies wiirde fiir die vorliegenden Szenariorahmen 2017-2030 bedeuten, dass Annahmen zum
Klimaschutz getroffen werden missten, die Giber die aktuell geltenden Klimaschutzziele der Bundesregierung
hinausgingen.

Der in Paris ausgehandelte Vertrag wurde aber noch nicht in nationales Recht iiberfiihrt. Es ist derzeit nicht
serigs abschitzbar, welche zusitzlichen nationalen Mafdnahmen fiir die Erreichung der Ziele von COP 21
erforderlich sind. Dartber hinaus tritt das Abkommen erst verbindlich in Kraft, wenn bis zum Jahr 2020
mindestens 55 Staaten mit Verantwortung flir mindestens 55% der globalen CO,-Emissionen das Abkommen
ratifiziert haben. Folglich geht der von mehreren Konsultationsteilnehmern gedufierte Vorwurf, dass der
Szenariorahmen 2017-2030 aufgrund von COP 21 bei einer Beibehaltung der gegenwirtigen nationalen
Klimaschutzziele volkerrechtswidrig sei, ins Leere.
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3.3 Methodik zur Spitzenkappung

Die Annahme einer Kappung von Einspeisespitzen von Onshore Windenergie- und Photovoltaikanlagen (im
Folgenden Spitzenkappung genannt) bei der Bestimmung des Netzausbaubedarfes ist sinnvoll und geboten.

Angesichts der Tatsache, dass 98 % der Onshore Windkraftanlagen und 100 % der Photovoltaikanlagen an die
Verteilnetze angeschlossen sind und der weitere Zubau an Anlagen voraussichtlich ebenfalls dort stattfinden
wird, geht die Bundesnetzagentur davon aus, dass die Moglichkeit zur Berticksichtigung der Spitzenkappung
vor allem den Netzausbaubedarf in den Verteilnetzen reduzieren wird. Die Spitzenkappung wiirde sich
demnach unmittelbar und voraussichtlich auch am effektivsten auf der Ebene der Verteilnetze und nur
mittelbar auf der Ebene der Ubertragungsnetze auswirken.

Gegenwartig lasst sich aus §§ 8, 11 und 12 EEG 2014 noch ableiten, dass die Verteilnetz- und
Ubertragungsnetzbetreiber (Netzbetreiber) verpflichtet sind, ihre Netze so zu dimensionieren und
auszubauen, dass die Netze jederzeit den gesamten Strom aus regenerativer Erzeugung aufnehmen und
transportieren kénnen. Auch die Planungsgrundsitze der Netzentwicklungspldne der
Ubertragungsnetzbetreiber orientieren sich im Grundsatz an dieser Verpflichtung.

Bereits im Szenariorahmen 2025 wurde von der damals geltenden Gesetzeslage dahingehend abgewichen,
dass die Ubertragungsnetzbetreiber in der Netzentwicklungsplanung 2025 eine Spitzenkappung in allen
Szenarien verbindlich zu bertiicksichtigen hatten. Dies geschah vor dem Hintergrund der zum Zeitpunkt der
Genehmigung klar und eindeutig erkennbaren Absicht der Bundesregierung (Koalitionsvertrag, Griinbuch des
Bundesministeriums fiir Wirtschaft und Energie), die Spitzenkappung zukiinftig gesetzlich zu verankern
(siehe dazu Szenariorahmen 2025, Entscheidung vom 19.12.2014, S. 59 ff.).

Zum Zeitpunkt der Genehmigung des Szenariorahmens 2017-2030 ist nun fest davon auszugehen, dass die
entsprechenden Anderungen des EnWG, wie sie im Gesetzesentwurf zum sog. Strommarktgesetz festgehalten
sind, bis 2017 zur aktuellen Rechtslage werden.

Gemif! des Gesetzesentwurfs zum sog. Strommarktgesetz enthilt § 11 Abs. 2 S. 1 EnWG n. F. zur Moglichkeit
zur Berlicksichtigung der Spitzenkappung folgende Regelung:

“Fiir einen bedarfsgerechten, wirtschaftlich zumutbaren Ausbau der Elektrizitdtsversorgungsnetze nach Absatz 1
Satz 1 kénnen Betreiber von Elektrizitdtsversorgungsnetzen den Berechnungen fiir ihre Netzplanung die Annahme
zu Grunde legen, dass die prognostizierte jiahrliche Stromerzeugung je unmittelbar an ihr Netz angeschlossener
Anlage zur Erzeugung von elektrischer Energie aus Windenergie an Land oder solarer Strahlungsenergie um bis zu
drei Prozent reduziert werden darf (Spitzenkappung).“

Gemaifd des Gesetzesentwurfs zum sog. Strommarktgesetz enthalt § 12a Abs. 1 S. 4 EnWG n. F. zur Moglichkeit
zur Berilicksichtigung der Spitzenkappung folgende Regelung:

“Fiir den Szenariorahmen legen die Betreiber von Ubertragungsnetzen angemessene Annahmen fiir die jeweiligen
Szenarien zu Erzeugung, Versorgung, Verbrauch von Strom sowie dessen Austausch mit anderen Lindern sowie
zur Spitzenkappung nach § 11 Absatz 2 zu Grunde und beriicksichtigen geplante Investitionsvorhaben der
europdischen Netzinfrastruktur.”
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Gemif des Gesetzesentwurfs zum sog. Strommarktgesetz enthilt § 12b Abs. 1 S. 2 EnWG n. F. zur Moglichkeit
zur Berlcksichtigung der Spitzenkappung folgende Regelung:

,Die Betreiber von Ubertragungsnetzen miissen im Rahmen der Erstellung des Netzentwicklungsplans die
Regelungen zur Spitzenkappung nach § 11 Absatz 2 bei der Netzplanung anwenden.

Mit der Anderung in § 12a Abs. 1S. 4 EnWG n. F. wird also gesetzlich festgelegt, dass die
Ubertragungsnetzbetreiber bei der Erstellung des gemeinsamen Szenariorahmens die Méglichkeit der
Spitzenkappung nach § 11 Abs. 2 EnWG n. F. verbindlich zu berticksichtigen haben. Um den
Netzausbaubedarf auf ein wirtschaftlich sinnvolles Maf zu verringern, sind die Ubertragungsnetzbetreiber
verpflichtet, auf Grundlage der installierten Erzeugungsleistung fiir die Ermittlung des Transportbedarfs in
allen Szenarien eine reduzierte Einspeisung von Windenergieanlagen an Land und Photovoltaikanlagen zu
Grunde zu legen. Da der durch die Bundesnetzagentur genehmigte Szenariorahmen Grundlage fiir den
Netzentwicklungsplan ist, wird auch bei dessen Erstellung und Bestétigung die Moglichkeit zur
Spitzenkappung beriicksichtigt, § 12b Abs. 1 S. 2 EnWG n. F. Fiir die Ubertragungsnetzbetreiber ist die
Moglichkeit zur Berticksichtigung der Spitzenkappung im Rahmen der Netzplanung obligatorisch und nicht
wie bei Verteilnetzbetreibern eine Option. Die obligatorische Anwendung der Regelungen zur Moglichkeit zur
Beriicksichtigung der Spitzenkappung beinhaltet damit fiir die Ubertragungsnetzbetreiber auch die Pflicht,
die Verteilnetzbetreiber in geeigneter Weise in ihre Netzplanung miteinzubeziehen.

Durch die zukiinftige gesetzlich verankerte Moglichkeit der Spitzenkappung erhilt der Verteilnetzbetreiber
mehr Flexibilitit bei der Planung seines Netzes. Denn nach aktuell geltender Rechtslage muss ein
Netzbetreiber sein Netz (noch) vollstindig ausbauen, verstirken und optimieren, z. B. auch durch den Einsatz
intelligenter Netztechnik (z. B. regelbare Ortsnetztransformatoren), um den Bedarfen aller Netznutzer gerecht
zu werden. Bestehende und nach den Bedarfsprognosen zu erwartende Netzengpésse sind zu vermeiden, um
insbesondere die gesamte Energie der Stromerzeugungsanlagen aufzunehmen und weiterleiten zu kénnen.
Durch die Méglichkeit der Spitzenkappung erhilt der Verteilnetzbetreiber die Option, in einem begrenzten
Umfang die Spitzenkappung von Erneuerbare-Energien-Anlagen als Alternative bei der Netzplanung zu
berticksichtigen. Damit wird dem Verteilnetzbetreiber die Méglichkeit er6ffnet, sein Netz nicht mehr auf die
Aufnahme der letzten Kilowattstunde auszulegen, sondern es auf ein zur Gewéahrleistung des
energiewirtschaftlichen Zwecks nach § 1 Abs. 1 EnWG in Verbindung mit § 1 Abs. 1 EEG-E 2016

volkswirtschaftlich sinnvolles Maf zu dimensionieren.

Unberthrt hiervon bleibt der Grundsatz der planerischen Gestaltungsfreiheit des Verteilnetzbetreibers. Die
Netzplanung bleibt seine alleinige Aufgabe und er bleibt dafiir verantwortlich, seinen Netzausbau auf der
Grundlage von sachgerechten Prognosen und Annahmen bedarfsgerecht zu dimensionieren. Durch die
Moglichkeit zur Berticksichtigung der Spitzenkappung erhilt der Verteilnetzbetreiber eine zusitzliche Option.
Inwiefern er diese Option nutzt, steht in seinem Verantwortungsbereich. Die Ubertragungsnetzbetreiber sind
hingegen im Rahmen der Erstellung des Netzentwicklungsplans verpflichtet, die Regelungen der
Spitzenkappung nach § 11 Absatz 2 EnWG n. F. bei der Netzplanung anzuwenden.

Hierdurch wird das Ziel, selten auftretende Einspeisespitzen abzuregeln, umgesetzt. Dariiber hinaus sollen
nicht nur Neuanlagen, sondern auch bestehende Wind- und Photovoltaikanlagen bei der Moglichkeit der
Spitzenkappung bertiicksichtigt werden. Ohne die Einbeziehung von Bestandsanlagen im Rahmen der
Netzplanung konnten die bestehenden Effizienzpotenziale nicht gehoben werden.
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Selten auftretende Einspeisespitzen entstehen vor allem bei der Einspeisung von wetterabhingigen
fluktuierenden Erneuerbaren Energien. Die Einspeisung von Strom aus konventionellen Anlagen, KWK-
Anlagen, Biomasseanlagen, Offshore-Windkraftanlagen oder Wasserkraftanlagen ist hingegen in der Regel
konstanter. Daher beschrinkt sich die Méglichkeit zur Berticksichtigung der Spitzenkappung im Rahmen der
Netzplanung auf die fiir die Annahme von seltenen Erzeugungsspitzen relevanten Onshore-Windkraft- und

Photovoltaikanlagen.

Der Wert von drei Prozent der Jahresarbeit je Onshore-Windkraft- und Photovoltaikanlage ergibt sich aus der
Verteilnetzstudie, die im Auftrag des BMWi den Netzausbaubedarf auf Verteilnetzebene untersucht und
Moglichkeiten zur Reduzierung des Netzausbaubedarfs analysiert hat (siehe dazu Szenariorahmen 2025,
Entscheidung vom 19.12.2014, S. 60 f.).

Hiernach liegt das volkswirtschaftliche Optimum fiir die Spitzenkappung bei einem anlagenscharfen Wert
von maximal drei Prozent der Jahresenergie pro Onshore Windkraft- und Photovoltaikanlage. Die Studie
empfiehlt daher fiir alle Spannungsebenen des Verteilnetzes maximal drei Prozent, da dieser Wert den
Netzbetreibern einen ausreichenden Spielraum in der Netzplanung erméglicht und die volkswirtschaftlichen
Folgekosten in einem angemessenen Verhiltnis zu den ersparten Netzausbaukosten halten soll. Bei einem
hoheren Wert wiirden die abgeregelten Strommengen und damit auch die Kosten der Abregelung sprunghaft
ansteigen, so dass diese die Einsparungen beim Netzausbau tibersteigen wiirden. Dariiber hinaus konnten bei
zu hohen Kappungsansitzen die neben dem Ziel der Kosteneffizienz weiterhin zu gewihrleistenden wichtigen
Ziele der Versorgungssicherheit und der Umweltvertraglichkeit durch zu gering dimensionierte Netze

gefahrdet werden.

Im Rahmen seiner Netzberechnungen zur Netzplanung kann in einem ersten Schritt der Betreiber eines
Verteilnetzes bzw. muss der Betreiber des Ubertragungsnetzes eine Kappung von maximal drei Prozent der
eingespeisten Jahresenergiemenge von jeder einzelnen geplanten oder bereits errichteten Anlage, die
unmittelbar an sein Netz angeschlossen ist oder angeschlossen werden soll, berticksichtigen. Soweit fiir die
Berticksichtigung von drei Prozent der eingespeisten Jahresenergiemenge in der Netzplanung die
Energiemenge in Leistung umgerechnet werden muss, sollte dafiir auf Verbandsebene ein standardisiertes
Verfahren gefunden werden. Des Weiteren muss ein Verteilnetzbetreiber, der bei seiner Netzplanung die
Maoglichkeit der Spitzenkappung berticksichtigt hat, diese Information verdffentlichen und der
Bundesnetzagentur, der zustindigen Landesregulierungsbehorde, dem vorgelagerten Netzbetreiber sowie
dem Ubertragungsnetzbetreiber nach § 11 Abs. 2 S. 2 Nr. 2 EnWG n. F. unverziiglich mitteilen. Diese
Informationen sind erforderlich, damit sie im Rahmen der Netzausbauplanung und der
Systemverantwortung die Wechselwirkungen infolge der Spitzenkappung auf nachgelagerten Netzebenen
einbezogen werden konnen. Dariiber hinaus bleiben die Netzbetreiber nach den bestehenden Informations
und Kooperationspflichten dazu verpflichtet, die fiir die Wahrnehmung der Netzausbau- und
Netzbetriebspflichten erforderlichen Informationen auszutauschen.

Wichtig ist in diesem Zusammenhang zu erwihnen, dass der operative Netzbetrieb von der Moglichkeit zur
Berticksichtigung der Spitzenkappung nicht unmittelbar betroffen ist. Die Leitfiden zur Abschaltreihenfolge
der Anlagen beim Netzbetrieb bleiben unverdndert bestehen. Die Netzbetreiber sollen auch weiterhin unter
Einhaltung des Vorrangs der Erneuerbaren Energien und des Stroms aus Kraft-Warme-Kopplung diejenigen
Erzeugungsanlagen abregeln, die den gréfiten Einfluss auf den Netzengpass haben. Damit wird sichergestellt,
dass die abgeregelten Energiemengen so gering wie moglich bleiben. Ob ein Netzengpass voraussichtlich
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durch eine anstehende Netzausbaumafinahme beseitigt oder infolge einer Spitzenkappung im Rahmen der
Netzausbauplanung voraussichtlich fiir einen lingeren Zeitraum oder dauerhaft bestehen bleiben wird,
dndert zudem an der Anwendbarkeit der Regelungen zum Einspeisemanagement nach nichts.

Fiir eine realistische Modellierung empfiehlt es sich folglich, dass die Ubertragungsnetzbetreiber unter
Bertiicksichtigung der soeben aufgefiihrten Vorgaben des Gesetzgebers im Grundsatz an den im
Netzentwicklungsplan 2025 getroffenen modellhaften Annahmen zur Spitzenkappung festhalten. Das
bedeutet insbesondere, dass ein iber alle Verteilnetze gebildetes Optimum von maximal 3 % Spitzenkappung
netzknotenscharf, d. h. entsprechend dem unterschiedlichen Nutzen in den unterlagerten Verteilnetzen,
abzubilden ist. Zudem muss bei Windenergieanlagen, die direkt an das Ubertragungsnetz angeschlossen sind,
eine Spitzenkappung von maximal 3 % der Jahresenergie beriicksichtigt werden.
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3.4 Methodik zur Bestimmung der installierten Erzeugungsleistung

3.4.1 Regenerative Erzeugung

Die Grundlage der Genehmigung des Szenariorahmens 2017-2030 bildet die aktuelle Novellierung des EEG
2016 auf der Grundlage des Kabinettsbeschlusses der Bundesregierung vom 08.06.2016. Auf Basis dessen wird
der Ausbau der Erneuerbaren Energien prognostiziert. Konkrete Ausbauziele fiir Erneuerbare Energien lassen
sich aus § 1 Abs. 2 EEG-E 2016 entnehmen. Hierdurch verfolgt der Gesetzgeber ausdriicklich das Ziel, den
Ausbau der Erneuerbaren Energien besser steuern zu kénnen und planbarer werden zu lassen, weshalb bei der
Genehmigung des Szenariorahmens 2017-2030 angenommen wird, dass diese konkreten Ausbauziele in allen
Szenarien erreicht werden.

Die Ausbauziele beziffern sich gemaf § 1 EEG-E 2016 wie folgt:

»(1) Zweck dieses Gesetzes ist es, insbesondere im Interesse des Klima- und Umweltschutzes eine nachhaltige
Entwicklung der Energieversorgung zu ermdglichen, die volkswirtschaftlichen Kosten der Energieversorgung auch
durch die Einbeziehung langfristiger externer Effekte zu verringern, fossile Energieressourcen zu schonen und die
Weiterentwicklung von Technologien zur Erzeugung von Strom aus erneuerbaren Energien zu férdern.

(2) Ziel dieses Gesetzes ist es, den Anteil des aus erneuerbaren Energien erzeugten Stroms am
Bruttostromverbrauch zu steigern auf

1. 40 bis 45 Prozent bis zum Jahr 2025,

2. 55 bis 60 Prozent bis zum Jahr 2035 und

3. mindestens 80 Prozent bis zum Jahr 2050.

Dieser Ausbau soll stetig, kosteneffizient und netzvertrdglich erfolgen.

(3) Das Ziel nach Absatz 2 Satz 1 dient auch dazu, den Anteil erneuerbarer Energien am gesamten
Bruttoendenergieverbrauch bis zum Jahr 2020 auf mindestens18 Prozent zu erhGhen.

Zudem werden in § 4 EEG-E 2016 fiir die mafigeblichen Erneuerbaren Energien konkrete jahrliche
Ausbaupfade definiert:

Die Ziele nach § 1 Absatz 2 Satz 1 sollen erreicht werden durch

1. einen jdhrlichen Brutto-Zubau von Windenergieanlagen an Land mit einer installierten Leistung von
a) 2 800 Megawatt in den Jahren 2017 bis 2019 und

b) 2 900 Megawatt ab dem Jahr 2020,

2. eine Steigerung der installierten Leistung von Windenergieanlagen auf See auf

a) 6 500 Megawatt im Jahr 2020 und



BUNDESNETZAGENTUR | 81

b) 15 000 Megawatt im Jahr 2030,

3. einen jdhrlichen Brutto-Zubau von Solaranlagen mit einer installierten Leistung von 2 500 Megawatt und

4. einen jdhrlichen Brutto-Zubau von Biomasseanlagen mit einer installierten Leistung von

a) 150 Megawatt in den Jahren 2017 bis 2019 und

b) 200 Megawatt in den Jahren 2020 bis 2022.

Der Ausbaukorridor gibt fir das Jahr 2035 mit einem Wert von 55 % bis 60 % des Anteils Erneuerbarer
Energien am Bruttostromverbrauch einen klaren Korridor vor, welcher nach Meinung der Bundesnetzagentur
flr die Prognosen zwingend einzuhalten ist. Weiterhin ist ein Wert von 40 % bis 45 % des Anteils Erneuerbarer
Energien am Bruttostromverbrauch fiir das Jahr 2025 verbindlich vorgegeben. Fiir das Jahr 2030 ist im Gesetz
kein konkreter Wert angegeben. Daher ist festzulegen, welche Werte fiir den Ausbaukorridor angesetzt
werden sollen. Die Bundesnetzagentur hat sich fiir eine lineare Fortschreibung des Ausbaukorridors auf Basis
der im Gesetz vorgegebenen Werte fiir 2025 und 2035 entschieden und dafiir eine konstante und stetige
Ausbauentwicklung der Erneuerbaren Energien tiber die einzelnen Jahre angenommen. Dabei wird sowohl
der Wert fiir das obere Ende als auch der Wert fiir das untere Ende des Ausbaukorridors linear zwischen den
Jahren 2025 und 2035 interpoliert. Daraus ergibt sich ein Wert von 47,5 % bis 52,5 % fiir den Ausbaukorridor
im Jahr 2030.

Sollte sich ein Zielkonflikt zwischen den EE-Ausbaukorridoren des § 1 Abs. 2 EEG-E 2016 und den jihrlichen
Ausbaupfaden des § 4 EEG-E ergeben, geht die Bundesnetzagentur davon aus, dass das Ziel des EE-
Ausbaukorridors Vorrang hat und sich die Ausbaupfade entsprechend nach oben oder nach unten anpassen
miissen. Dies ergibt sich aus der systematischen Auslegung des Verhiltnisses des § 1 Abs. 2 EEG-E 2016 in
Verbindung mit § 4 EEG-E sowie aus dem Wortlaut der beiden Vorschriften. Demnach ist geméf: § 1 Abs. 2
EEG-E 2016 der einzige Zweck des EE-Ausbaukorridors, die Ziele des EEG gemifd § 1 Abs. 1 EEG-E 2016 zu
erreichen. Die jahrlichen Ausbaupfade des § 4 EEG-E 2016 wiederum dienen einzig dazu, den EE-
Ausbaukorridor geméaf § 1 Abs. 2 EEG-E 2016 zu erreichen. Dieses wechselseitige Stufenverhiltnis ergibt sich
also aus dem Wortlaut des § 4 EEG-E 2016 sowie seiner systematisch angeordneten Nachrangigkeit gegentiiber
§ 1 Abs. 2 EEG-E 2016. Mit anderen Worten bedeutet dies, dass bei einem anders nicht auflosbaren Konflikt
zwischen dem Zielkorridor nach § 1 Abs. 1 EEG und den jdhrlichen Zubauraten die Regelung des § 4 EEG-E
2016 im Zweifel nachrangig ist.

In der vorliegenden Genehmigung des Szenariorahmens 2017-2030 werden in nahezu allen Szenarien in den
einzelnen erneuerbaren Energietragern die jahrlich vorgegebenen Ausbaupfade des § 4 EEG-E unterschritten,
um den EE-Ausbaukorridor des § 1 Abs. 2 EEG-E 2016 gemif der Systematik des Szenariorahmens in der
Form von niedrigen, mittleren und hohen Ausbau einhalten zu kénnen. In den Szenarien B 2035 und C 2030
missen die jahrlich vorgegebenen Ausbaupfade des § 4 EEG-E dagegen iiberschritten werden, um den Anteil
der Erneuerbaren Energien am Bruttostromverbrauch von 57,5 % (Szenario B 2035) bzw. 52,5 % (Szenario

C 2030) gewihrleisten zu konnen (siehe dazu Kapitel I1 B 4.3.6.1und I1 B 4.3.7.1).

Zwischen Szenario A 2030 und C 2030 wird eine Bandbreite aufgespannt, die von einem langsameren Ausbau
der Erneuerbaren Energien in Szenario A 2030 bis zu einem ambitionierten Ausbau in Szenario C 2030 reicht.
Diese Annahmen der Zubaumengen der Erneuerbaren Energien sind grundsétzlich gerechtfertigt, da kiinftig
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eine unmittelbare Steuerung der Zubaupfade Windenergie an Land und Photovoltaikanlagen mit einer
Leistung > 0,75 MW und Biomasse mit einer Leistung > 0,15 MW t{iber Ausschreibungen erreicht wird. Die
relativ genaue Einhaltung des Ausbaukorridors ist damit sichergestellt. Abweichungen kénnen dabei jedoch
aufgrund schwankender Realisierungswahrscheinlichkeiten der ausgeschriebenen und bezuschlagten
Mengen entstehen. Diese sollen zwar durch Vertragsstrafen (P6nale) moglichst gering gehalten werden, in
Szenario A 2030 wird der Zubau jedoch aufgrund einer geringeren Realisierungswahrscheinlichkeit in Hohe
von 90 % als begrenzt angenommen. Bei Photovoltaikanlagen mit einer Leistung < 0,75 MW und
Windenergieanlagen an Land mit einer Leistung < 0,75 MW wird die Einhaltung des Ausbaupfades weiterhin
iiber den ,atmenden Deckel” gesteuert. Das Instrument des ,atmenden Deckels“ ermdglicht iiber die
automatische Anpassung der Fordersitze eine mittelbare Zubausteuerung. Demnach werden die Férderséitze
bei Unterschreitung des Ausbaukorridors angehoben und bei Uberschreitung des Ausbaukorridors abgesenkt.
Dartiiber hinaus werden Photovoltaikanlagen mit einer Leistung < 0,75 MW bei einer erreichten
Gesamtkapazitit von 52 GW nicht mehr nach dem EEG gefordert. Bei der Windenergie auf See gibt es einen
festen Mengendeckel. Bei den Energietrigern Geothermie und Wasserkraft sollen aufgrund der
Marktentwicklung gegenwartig keine Mafnahmen zur Mengensteuerung ergriffen werden.

Mit dem geplanten EEG 2016 beabsichtigt die Bundesregierung auf Anraten der Europiischen Kommission,
Ausschreibungen auf Grundlage grenziiberschreitender Zusammenarbeit teilweise fiir auslandische Anlagen
zu Offnen. Zu diesem Zweck soll eine Verordnung geschaffen werden, die vorsieht, die Férderung fiir Strom
aus Erneuerbaren Energien in einem begrenzten Umfang fiir Strom aus anderen EU-Mitgliedsstaaten zu
offnen (GEEV - Grenziiberschreitende-Erneuerbare-Energien-Verordnung). Konkret soll dazu ab 2017 bis zu
5 % der jahrlich fiir Ausschreibungen vorgesehenen Leistung in anderen EU-Mitgliedsstaaten ausgeschrieben
werden. Diese Ausschreibungen erfolgen nach dem Prinzip der Gegenseitigkeit. Das bedeutet, dass die von
Deutschland in einem Kooperationsstaat ausgeschriebene Leistung in gleicher Héhe vom Kooperationsstaat
in Deutschland ausgeschrieben werden muss. Auf dieser Grundlage ist anzunehmen, dass sich der
Transportbedarf der tatsichlich in Deutschland installierten Leistung nicht dndert. Zwar steht bis zu 5 % der
nach EEG 2016 ausgeschriebenen Leistung im Ausland, aber im Umkehrschluss wird dieselbe Leistung nach
dem Verglitungs- bzw. Ausschreibungsmodell des Kooperationsstaats in Deutschland errichtet. Da sich diese
Mengen ausgleichen, erscheint es sachgerecht, die Frage der konkreten Leistungen, Kooperationspartner und
Standorte der Einfachheit halber im weiteren Dokument nicht gesondert zu berticksichtigen.

Erstmalig berticksichtigt die Bundesnetzagentur in der Kraftwerksliste im grenznahen Ausland liegende
Speicher- sowie Laufwasserkraftwerke, die in der Regelzone der deutschen Ubertragungsnetzbetreiber liegen
und tiiberwiegend in das deutsche Stromnetz einspeisen. Diese Kraftwerke sind unmittelbar vom Ausbau der
Ubertragungsnetze in Deutschland betroffen und kénnen gegenwirtig auch im Fall eines Netzengpasses von
den Ubertragungsnetzbetreibern fiir den Redispatch herangezogen werden.

3.4.2 Konventionelle Erzeugung

Die installierte Kraftwerksleistung basiert auf der aktuell ver6ffentlichten Kraftwerksliste der
Bundesnetzagentur (Stand 10.05.2016), sowie geplanten Kraftwerksprojekten, tiber deren Planung ein
Ubertragungsnetzbetreiber, beispielsweise auf Grund eines Netzanschlussbegehrens nach KraftNAV, Kenntnis
hat oder fiir deren Zugang zu Gaskapazititen Anfragen nach §§ 38, 39 GasNZV bei einem
Fernleitungsnetzbetreiber gestellt wurden bzw. interne Bestellungen eines nachgelagerten Netzbetreibers
vorliegen. Es wird zwischen den Kategorien ,in Betrieb®, ,in Bau®, ,in Planung“ und ,vorlaufig stillgelegt” bzw.
~endgiltig stillgelegt” unterschieden. Die Annahme einzelner Kraftwerke in den verschiedenen Szenarien
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erfolgt bei ,,in Betrieb“ befindlichen Kraftwerken auf Basis der technisch-wirtschaftlichen Betriebsdauer und
bei in Planung befindlichen Kraftwerken auf Basis unterschiedlicher Kriterien (siehe Kapitel Il B 4.3.4, 0,11 B
4.3.6 und II B 4.3.7). ,In Bau“ befindliche Kraftwerke, deren voraussichtliches Inbetriebnahmedatum vor 2030
bzw. 2035 liegt, werden in allen Szenarien als ,,in Betrieb“ angenommen.

Die Bundesnetzagentur berticksichtigt in der Kraftwerksliste die im grenznahen Ausland liegenden
Pumpspeicherkraftwerke, die in der Regelzone der deutschen Ubertragungsnetzbetreiber liegen und
iberwiegend in das deutsche Stromnetz einspeisen. Diese Kraftwerke sind unmittelbar vom Ausbau der
Ubertragungsnetze in Deutschland betroffen und kénnen gegenwirtig auch im Fall eines Netzengpasses von
den Ubertragungsnetzbetreibern fiir den Redispatch herangezogen werden.

3.4.2.1 Betriebsdauer der Kraftwerke im Allgemeinen

Mit der Annahme einer pauschalen, zwischen den Szenarien unterschiedlichen, technisch-wirtschaftlichen
Betriebsdauer der Kraftwerke wird die im Szenariorahmen 2025 gewéhlte Vorgehensweise zur Modellierung
des Kraftwerksriickbaus erneut angewandt. Somit werden weiterhin energietrigerspezifisch technisch-
wirtschaftliche Betriebsdauern von konventionellen Kraftwerken unterstellt.

Dazu ist anzumerken, dass die Bundesnetzagentur die Auffassung einiger Konsultationsteilnehmer
dahingehend teilt, dass die Bestimmung der Betriebsdauer von Kraftwerken nicht einfach ist. Nicht in jedem
Fall werden Kraftwerke nach dem Ende der urspriinglich geplanten technischen Betriebsdauer stillgelegt. Die
technische Betriebsdauer der Kraftwerke kann auf der einen Seite durch Retrofit verlingert werden. Auf der
anderen Seite kdnnen erschwerte wirtschaftliche Bedingungen zur frithzeitigen Stilllegung von Kraftwerken
fihren.

Allerdings lassen sich die exakten Auswirkungen der sich andernden Marktgegebenheiten auf die
wirtschaftliche Situation einzelner Kraftwerke nicht ausreichend konkret abschitzen. Eine individualisierte
Wirtschaftlichkeitsbetrachtung einzelner Kraftwerksblécke erscheint der Bundesnetzagentur weiterhin als
nicht sachgerecht. Der tatsdchliche zukiinftige Kraftwerksbetrieb ist von zahlreichen Faktoren, wie z. B.
strategischen Unternehmensentscheidungen, abhingig. Derartige betriebswirtschaftliche Faktoren konnen in
der eher abstrakten Marktsimulation nicht ausreichend abgebildet werden, sodass aus den Marktsimulationen
heraus keine belastbaren kraftwerksscharfen Stilllegungsentscheidungen abgeleitet werden kénnen. Zur
Vermeidung einer vermeintlichen Scheingenauigkeit erachtet die Bundesnetzagentur den gewéahlten
pauschalen Ansatz zur Bestimmung des Kraftwerksriickbaus als sachgerechter. Eine Variation der technisch-
wirtschaftlichen Betriebsdauer in den verschiedenen Szenarien bildet die Unsicherheit {iber die
Auswirkungen zukiinftiger Marktgegebenheiten auf die konventionellen Kraftwerke niherungsweise ab.
Zudem variieren die technisch-wirtschaftlichen Betriebsdauern zwischen den Energietragern. Die
Investitionskosten eines Kohlekraftwerks sind zum Beispiel im Vergleich zu den Investitionskosten eines
Gaskraftwerks verhiltnismaflig hoch. Retrofitmafinahmen zur Verlingerung der Betriebsdauer eines
Kohlekraftwerks liegen daher niher als bei Gaskraftwerken.

Eine Ausnahme von pauschalen technisch-wirtschaftlichen Laufzeiten bildet in diesem Zusammenhang die
Betrachtung bestimmter Gaskraftwerke in allen Szenarien (siehe Kapitel II B 3.4.2.3).
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3.4.2.2 Betriebsdauer von Braunkohlekraftwerken

In allen Szenarien wird der Vorschlag der Ubertragungsnetzbetreiber {ibernommen und eine technisch-
wirtschaftliche Betriebsdauer fiir Braunkohlekraftwerke von 50 Jahren in Szenario A 2030 und 45 Jahren in
Szenario B 2030/2035 sowie 40 Jahren in Szenario C 2030 angenommen.

Nach der Meinung mehrerer Konsultationsteilnehmer muss die Betriebsdauer von Braunkohlekraftwerken an
die Dauer der Genehmigungen der dazu geh6érenden Tagebaue gekoppelt werden. Um die grofRtmogliche
Bandbreite moglicher Entwicklungen darzustellen sei es sinnvoll, auch ein Szenario zu betrachten, in dem die
Erzeugung von Energie durch Braunkohlekraftwerke weiterhin einen groflen Beitrag leistet. Zwar sei die
Wirtschaftlichkeit von Braunkohlekraftwerken in Zukunft weiterhin unklar. Durch die jlingsten politischen
und wirtschaftlichen Entwicklungen, wie beispielsweise den Verkauf der Braunkohlekraftwerke in der Lausitz
an den Konzern EPH, sei jedoch zu erwarten, dass die Betreiber von Braunkohlekraftwerken, die nicht in die
Sicherheitsbereitschaft fallen, so lange wie méglich an dem Betrieb der Kraftwerke festhalten werden.
Ebenfalls sehen die Planungen der Landesregierungen der Liander, in denen Braunkohle geférdert wird, ein
Ausstiegsdatum erst nach 2030 vor.

Die Bundesnetzagentur hilt demgegeniiber an der Verkiirzung der Laufzeiten der Braunkohlekraftwerke in
den Szenarien B 2030/2035 und C 2030 fest. Nach Ansicht der Bundesnetzagentur kann allein aus der
genehmigten Betriebsdauer eines Tagebaus nicht auf die Restlaufzeit eines Braunkohlekraftwerks geschlossen
werden. So weist nicht jeder Tagebau zwingend eine Betriebsgenehmigung fiir den gesamten Tagebau auf,
sondern auch Teilgenehmigungen sind durchaus tiblich. In diesem Fall ist eine eindeutige Zuordnung eines
Braunkohlekraftwerks zu einem Tagebau nicht moglich. Zudem ist die Wirtschaftlichkeit von
Braunkohlekraftwerken im gegenwirtigen Marktdesign zumindest zu hinterfragen. Zwar befinden sich
Braunkohlekraftwerke aufgrund verhiltnisméfiig geringer Grenzkosten in der Merit-Order innerhalb der
konventionellen Kraftwerke (ausgenommen der Kernkraftwerke) ,links“ und weisen somit derzeit hohe
Volllaststunden auf. Fir die Beurteilung der Wirtschaftlichkeit ist allerdings der Deckungsbeitrag eines
Kraftwerks, d. h. die Differenz zwischen Grenzkosten und Marktpreis, von Bedeutung. Aufgrund
zunehmender Einspeisung aus Erneuerbaren Energien ist der Marktpreis und somit der Deckungsbeitrag in
den letzten Jahren gesunken. Gerade Braunkohlekraftwerke missen verhiltnisméfig hohe Deckungsbeitrige
erzielen, um die hohen Fixkosten zu kompensieren. Dies erscheint im gegenwirtigen Marktdesign und
insbesondere bei fortschreitendem Ausbau der Erneuerbaren Energien zunehmend erschwert. Dariiber hinaus
deuten gegenwartige politische Entwicklungen daraufhin, dass sich die Wirtschaftlichkeit von
Braunkohlekraftwerken in der Zukunft nicht verbessern wird. Mit dem Festhalten an den Klimazielen hat die
Bundesregierung ein klares Zeichen zur Absenkung der Einspeisung aus CO,-intensiven Technologien
gegeben. Angesichts des verhéltnisméfiig grofien Beitrags der Braunkohlekraftwerke am CO,-Ausstof3 des
gesamten Kraftwerksparks, ist zu erwarten, dass Braunkohlekraftwerke einen erheblichen Beitrag zur
Erreichung der zusitzlichen CO,-Einsparung leisten werden miissen. Die genannten Griinde sprechen gegen
eine Verlingerung der technisch-wirtschaftlichen Betriebsdauer von Braunkohlekraftwerken gegentiiber dem
der letztmaligen Genehmigung des Szenariorahmens 2025 bzw. dem aktuellen Vorschlag der
Ubertragungsnetzbetreiber. Mit der Ablehnung der Kopplung der Genehmigungen der Tagebaue an die
Betriebsdauer der dazugehorigen Braunkohlekraftwerke kommt die Bundesnetzagentur vielen

Konsultationsbeitrigen nach, die eine derartige Kopplung ablehnen.
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3.4.2.3 Betriebsdauer von Gaskraftwerken

Far den Grofiteil der Gaskraftwerke gelten, wie fiir alle anderen Kraftwerksarten, technisch wirtschaftliche
Betriebsdauern, die in den Kapiteln zu den jeweiligen Szenarien genauer dargestellt werden. Allerdings gibt es
bei Gaskraftwerken zwei Ausnahmen, die hier genauer erlautert werden.

Eine Ausnahme bilden Gaskraftwerke, die nach den Voraussetzungen des Kraft-Warme-Kopplungsgesetz
(KWK) betrieben werden. Fiir diese Kraftwerke wird erneut eine ,,unendliche“ technisch-wirtschaftliche
Betriebsdauer angenommen. Alle heute in Betrieb befindlichen KWK-Gaskraftwerke werden demnach auch
in allen Szenarien nach Ablauf ihrer technisch-wirtschaftlichen Betriebsdauer mit gleicher Leistung an
denselben Standorten angenommen. Hinter dieser Vorgehensweise steht die Annahme, dass die durch Gas
KWK-Anlagen erzeugte Warme im Vordergrund steht und der Warmebedarf auch in Zukunft weiter bestehen
wird. Anders als bei den KWK-Stein/Braunkohlekraftwerken sieht die Bundesnetzagentur keinen Anlass eine
Marktverdrangung von KWK-Gaskraftwerke zugunsten elektrischer Heizeinrichtungen (Sektorenkopplung
durch Wirmeerzeugung) anzunehmen. Auch wenn im Zuge der Einfiihrung der Netzausbauregionen einzelne
Fille von Power-to-Heat Anwendungen in Norddeutschland diskutiert werden (sog. ,Nutzen statt Abregeln®),
durften die 6konomischen und 6kologischen Rahmenbedingungen solcher Subventionstatbestinde die
ohnehin auf geringere Laufzeiten und relativ niedrigere CO,-Emissionen ausgelegten Gas-KWK-Anlagen eher

weniger betreffen.

Eine weitere Ausnahme wird erstmalig fiir Kuppelgaskraftwerke eingefiihrt. Als Kuppelgase bezeichnet man
alle Prozessgase, die bei der Stahl- oder Kokserzeugung entstehen. Die Bundesnetzagentur geht hier auf die
Bedenken einiger Konsultationsteilnehmer ein, die angeben, dass die Kuppelgaskraftwerke der Stahlindustrie
aufgrund eines Entsorgungsauftrages bestehen, da Kuppelgase aufgrund immissionsrechtlicher Griinde nicht
abgefackelt werden diirfen. Daher bestehe die Verwertungsaufgabe fiir diese Kuppelgase unabhingig von der
Wirtschaftlichkeit der Kraftwerke. Solange es eine deutsche Stahlindustrie gebe, wiirden also auch diese
Kuppelgaskraftwerke weiter betrieben. Die Bundesnetzagentur schliefit sich dieser Argumentation an und
sieht daher eine ,,unendliche” technisch-wirtschaftliche Betriebsdauer fiir Kuppelgaskraftwerke vor.

3.4.2.4 Kraftwerke in Planung

Die Annahme einzelner in Planung befindlicher Kraftwerke basiert auf konkreten Kraftwerksmeldungen und
erfolgt auf Basis unterschiedlicher Kriterien, die in den Kapiteln I B4.3.4.2,11B4.3.5.2,11B4.3.6.2und II B
4.3.7.2 ausfiihrlich erldutert werden.

3.4.2.5 Stilllegung von Kraftwerken

Neben den Stilllegungen aufgrund der angenommenen technisch-wirtschaftlichen Betriebsdauer ist die
Bundesnetzagentur zudem aktuellen Stilllegungsanzeigen von Kraftwerken nach § 13a EnWG nachgegangen.
Werden die zur Stilllegung beantragten Kraftwerke sowohl seitens der Ubertragungsnetzbetreiber als auch
seitens der Bundesnetzagentur als nicht systemrelevant eingestuft, ist eine endgiiltige Stilllegung zulassig.
Erstmalig wird in der Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur zwischen endgiiltiger Stilllegung mit und der
endgiiltigen Stilllegung ohne Stilllegungsanzeige unterschieden. Dabei werden fiir die Annahmen der
Stilllegungen in den Szenarien nur solche Kraftwerke mit Stilllegungsanzeige berticksichtigt. Die
Bundesnetzagentur ist dariiber hinaus den Anzeigen auf Konservierung nachgegangen. Bei der Konservierung
handelt es sich um vorlaufige Stilllegungen, bei denen die Kraftwerke bei Bedarf wieder fiir die
Stromproduktion betriebsbereit gemacht werden kénnen. Daher finden Kraftwerke mit Anzeigen auf

Konservierung grundsatzlich Eingang in die Szenarien.
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Einige Konsultationsteilnehmer fordern gezielt die Stilllegung von Braunkohlekraftwerken beispielsweise auf
Grundlage des Impulspapiers ,,Elf Punkte fir ein Kohlekonsenskonzept zur schrittweisen Dekarbonisierung
des Stromsektors“ der Agora Energiewende. Dieser Forderung kommt die Bundesnetzagentur jedoch nicht
nach, da sie weiterhin eine pauschale technisch-wirtschaftliche Betriebsdauer als die am besten geeignete
Methode fiir die Prognosen im Szenariorahmen ansieht. Die Bundesnetzagentur sieht keine Handhabe zur
gezielten Stilllegung von Braunkohlekraftwerken, da die gegenwértige Rechtslage den Betrieb von
Braunkohlekraftwerken weiterhin erlaubt. Damit steht sie im Einklang mit mehreren
Konsultationsteilnehmern, die fordern, keine zusétzlichen Stilllegungen von Braunkohlekraftwerken

anzunehmen.

3.4.2.6 Reservekapazititen

Zur Sicherung der Stromversorgung in kritischen Extremsituationen gibt es verschiedene gesetzliche
Regelungen, die Kraftwerksleistung fir solche Fille vorhalten. Zu nennen sind in diesem Zusammenhang die
Sicherheitsbereitschaft, die Netzreserve und die Kapazititsreserve. In welcher Art diese Mechanismen in der
Genehmigung des Szenariorahmens beriicksichtigt werden, wird in diesem Kapitel erldutert.

Die Sicherheitsbereitschaft, in welcher ausschliefilich Braunkohlekraftwerke gefiihrt werden, ist vor dem Jahr
2030 bereits vollstindig ausgelaufen und ertibrigt somit einer Prognoseentscheidung. Die in der
Sicherheitsbereitschaft gefiihrten Braunkohlekraftwerke werden in allen Szenarien als endgiiltig stillgelegt
betrachtet.

Die Kraftwerke der Netzreserve werden im Szenariorahmen 2017-2030 nicht bertiicksichtigt. Die Szenarien
dienen als Grundlage des Netzentwicklungsplans 2017-2030, mit welchem ein Netzausbaubedarf definiert
wird, der sicherstellt, dass die Stromnetze den Transportbedarf der Energiemengen jederzeit befriedigen
konnen. Eine Netzreserve versichert aber gegen den Fall, in dem das Netz diesen Transportbedarf (z.B. im Falle
von unzureichender oder verlangsamter Netzertiichtigung) nicht gewihrleisten kann. Kraftwerke der
Netzreserve sichern demnach die Fihigkeit der Ubertragungsnetzbetreiber ab, Redispatch-Mafinahmen zur
Entlastung des Stromnetzes vornehmen zu kénnen. Da es die Aufgabe des Netzentwicklungsplans ist, im
Grundsatz ein Netz zu planen, das ohne teure Redispatch-Mafnahmen sicher funktionieren soll, macht eine
Einbeziehung der Redispatch-Absicherung in Form von Netzreservekraftwerken keinen Sinn. Die Annahme
einer konkreten Netzreserve wiirde somit die Aufgabe des Netzentwicklungsplans konterkarieren und wird
im Szenariorahmen 2017-2030 folgerichtig nicht berticksichtigt.

Die Kraftwerke der Kapazititsreserve werden demgegeniiber im Szenariorahmen 2017-2030 beriicksichtigt.
Die Kapazititsreserve wird fiir den Fall vorgehalten, in welchem sowohl der Energiemarkt als auch die zur
Verfligung stehende Regelleistung nicht ausreichen, um die nachgefragte Energiemenge bereitzustellen. Die
Kraftwerke der Kapazititsreserve diirfen selber nicht am Energiemarkt teilnehmen. Die Kapazititsreserve soll
nach dem am 22.06.2016 gefassten Beschluss des Bundestages gemaf? § 13e Abs. 2 EnWG-E aus
Bestandsanlagen in der als Regelfall festgelegten Hohe von 2 GW bestehen, welche in einem
Ausschreibungsverfahren einen Zuschlag fiir die Kapazitétsreserve erhalten.

Die Ubertragungsnetzbetreiber miissen fiir die Notwendigkeit der Kapazititsreserve im Rahmen der
Marktmodellierung zunichst ein entsprechendes Marktversagen feststellen. Nur in einem solchen Fall
miissen die Ubertragungsnetzbetreiber die Auswahl der in der Kapazititsreserve gefiihrten
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Bestandskraftwerke nach bestimmten Kriterien durchfiihren. Diese Kriterien werden von der
Bundesnetzagentur fiir den Szenariorahmen 2017-2030 wie folgt festgelegt:

- Installierte Leistung: = 50 MW
- Lastfolgeverhalten: Anderung von > 30 % der Nennleistung in 15 min
- Kraftwerkstyp: Erdgas, Steinkohle, Mineral6l oder ,sonstige“ Kraftwerke

Den Ubertragungsnetzbetreibern wird aufgegeben, solche gegebenenfalls im Rahmen der Marktmodellierung
identifizierten Kraftwerke, die die obengenannten Kriterien erfiillen und nach den Vorgaben der
Bundesnetzagentur zur technisch-wirtschaftlichen Betriebsdauer des Szenario A 2030 als letztes aus dem
Markt ausscheiden, als Kapazitatsreserve im NEP 2017-2030 auszuweisen. Zur Vereinheitlichung der als
Kapazititsreserve ausgezeichneten Kraftwerke tiber alle Szenarien wird ndmlich die technisch-wirtschaftliche
Betriebsdauer aus Szenario A 2030 von der Bundesnetzagentur als maf3gebende Grofie festgelegt. Durch diese
Festlegung wird sichergestellt, dass diejenigen Kraftwerke, die gegebenenfalls fiir die Kapazititsreserve
gekennzeichnet werden, in allen Szenarien gleich sind.
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3.4.3 Flexibilitatsoptionen und Speicher

Der Szenariorahmen 2017-2030 enthélt erstmalig zusitzliche verschiedene Flexibilititsoptionen. Hierzu
zdhlen im Wesentlichen dezentrale und zentrale Speicher, das Lastmanagement klassischer und neuer
Stromanwendungen sowie die (zeitliche) Entkopplung der Strom-und Warmeerzeugung aus KWK-Anlagen.
Die jeweiligen qualitativen Auspragungen dieser Flexibilititsoptionen sind im Szenario A 2030 gering, in den
Szenarien B 2030/2035 mittel und im Szenario C 2030 hoch.

Die Bundesnetzagentur begriif$t grundsitzlich die Aufnahme zusétzlicher Flexibilititsoptionen in den
Szenariorahmen, da eine steigende Tendenz des Bedarfs an Flexibilisierungsoptionen zu beobachten ist. So
scheint eine angemessene Berilicksichtigung von Flexibilisierungsoptionen, insbesondere neuer
Flexibilisierungsoptionen wie dezentrale Speicher und Elektromobilitit, im Szenariorahmen sinnvoll. Viele
der im Rahmen der Konsultation und der ,Workshops“ vom 02.02.2016 und vom 11.02.2016 gedufierten
Stellungnahmen teilen diese Auffassung.

Kritisiert wird von vielen Konsultationsteilnehmern, dass die Annahmen und die Methodik der Modellierung
der Speicher und Flexibilitidtsoptionen nicht ausreichend transparent und ausfiihrlich dargestellt werden. So
sei nur teilweise erkennbar, wie die Flexibilititsoptionen aktiviert und Energiespeicher, vor allem
Stromspeicher, gesteuert wiirden. Die Bundesnetzagentur teilt diese Auffassung in gewissem Umfang und hat
den Ubertragungsnetzbetreibern deshalb am 29.02.2016 einen umfangreichen Fragenkatalog zugesandt, den
die Ubertragungsnetzbetreiber am 21.03.2016 beantwortet haben. Die Antworten beziiglich der Modellierung
der Flexibilisierungsoptionen werden in den folgenden Ausfithrungen berticksichtigt.

In allen Szenarien werden dezentrale und zentrale Speicher berticksichtigt. Bei den dezentralen Speichern
liegt der Fokus auf PV-Batteriespeichern zur Maximierung der Eigenversorgung privater Haushalte. Die
Bundesnetzagentur ist der Ansicht, dass im Hausspeicherbereich die Lithium-Ionen-Technologie als
zukiinftige Speichertechnologie eine nicht unbedeutende Rolle spielen wird und begriift deshalb die
Bertiicksichtigung dieser Technologie in allen Szenarien.

Die Abbildung der PV-Batteriespeicher in der Modellierung erfolgt iiber eine Anpassung der regionalen Last
abhingig von der PV-Einspeisung. In der Modellierung wird unterstellt, dass die PV-Batteriespeicher
ausschliefdlich als Eigenbedarfsoptimierung betrieben werden. Somit ist das Optimierungsziel eine
Minimierung des Strombezugs aus dem 6ffentlichen Netz. Auf Grundlage einer
Wirtschaftlichkeitsberechnung wird angenommen, dass PV-Batteriespeichersysteme bis zum Jahr 2035 nur
fr Ein- und Zweifamilienhduser wirtschaftlich werden und deshalb nur in diesen Gebadudetypen installiert
werden. Die Verbreitung der PV-Batteriespeicher wird in allen Szenarien an die der PV-Aufdachanlagen
gekoppelt. Als Datengrundlage dienen Zahlen zum Gebdudebestand auf Landkreisebene des Statistischen
Bundesamts.

Die Héhe der installierten Leistung der PV-Batteriespeicher wird von den Ubertragungsnetzbetreibern nicht
niher spezifiziert. Die Bundesnetzagentur hilt eine Bandbreite an installierter Speicherleistung von 0,5

0,7 GW im Jahr 2020 tiber 1,2-1,8 GW im Jahr 2025 bis hin zu 3,4-6,0 GW im Jahr 2035 fiir realistisch. Viele
Konsultationsteilnehmer bewerten diese Annahmen dem Grund und der Héhe nach als angemessen. Die
Bundesnetzagentur fordert die Ubertragungsnetzbetreiber deshalb auf, die installierte Leistung von PV-

Batteriespeichern in den Szenarien wie folgt anzunehmen:
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Szenario A 2030 Szenario B 2030 Szenario B 2035 Szenario C 2030

PV-Batteriespeicher 3,0GW 4,5 GW 5,0 GW 6,0 GW

Tabelle 1: Installierte Kapazitit der PV-Batteriespeicher in den Szenarien

Mehrere Konsultationsteilnehmer fordern, neben den Pumpspeicherkraftwerken auch weitere GrofR- und
Langzeitspeicher sowie zentrale Batteriespeicher zu berticksichtigen, da diese in den nichsten Jahren starke
Kostendegressionen erfahren werden. Batteriespeicherkraftwerke hitten das Potenzial, durch Erbringung von
Systemdienstleistungen den konventionellen Erzeugungspark teilweise zu ersetzen. Sie konnten demnach als
»Betriebsmittel der Netzbetreiber” in Erwdgung gezogen werden, da diese als Systemdienstleistungen
wirtschaftlich interessante Investitionsprojekte seien. So konne sich die Speichertechnologie in den nachsten
Jahren als ,,Game Changer” erweisen.

Die Bundesnetzagentur hat die mogliche Berticksichtigung zentraler Batteriespeicher im Szenariorahmen
ausfiihrlich geprift. Nach gegenwirtigem Kenntnisstand ist jedoch eine Marktreife von zentralen
Stromspeichern, die die Annahme eines Zubaus der Technologie in relevantem Umfang im Rahmen der
jetzigen Netzentwicklungsplanung begriindet, weiterhin nicht wahrscheinlich. Diese Einschitzung war bereits
zentrales Ergebnis der im Jahr 2012 von der Bundesnetzagentur durchgefiihrten Veranstaltung ,, Technik-
Dialog” mit dem Schwerpunkt ,Speichertechnologien“. Demnach hitten zwar innovative
Speichertechnologien grundsitzlich ein Potenzial, den erforderlichen Netzentwicklungsbedarf zu
beeinflussen. Viele Speichertechnologien seien jedoch im gegenwértigen Marktdesign in den néichsten 15
Jahren noch nicht marktfihig. Nach dem Kenntnisstand der Bundesnetzagentur hat diese Einschitzung
weiter Giiltigkeit. Daher erscheint gegenwirtig die Notwendigkeit, neben Pumpspeicherkraftwerken weitere
zentrale Speicher ins System zu integrieren, eher nach 2035 geboten. Die Bundesnetzagentur wird die
Entwicklung jedoch weiter beobachten.

Ferner berticksichtigt der aktuelle Szenariorahmen zum NEP 2017-2030 erstmalig Lastmanagement als
weitere Flexibilititsoption (auch: Demand Side Management). Es werden dabei die zwei Arten der
Lastabschaltung und der Lastverlagerung unterschieden. Unter Lastabschaltung versteht man eine temporire
~Kappung® dafiir geeigneter Lasten, die nicht nachgeholt wird. Diese fiihrt im Ergebnis zu einer Reduzierung
des Stromverbrauchs. Bei der Lastverlagerung wird eine geeignete Last verschoben und zu einem anderen
Zeitpunkt nachgeholt, sodass die Hohe des Jahresstromverbrauchs konstant bleibt.

Fir das Lastmanagement sind generell klassische und neue Stromanwendungen geeignet.

Als klassische Stromanwendungen kommen fiir die Lastabschaltung hauptsichlich Industrieprozesse in Frage,
die eine hohe kontinuierliche Auslastung haben. Dagegen werden fiir die Lastverlagerung klassischer
Stromanwendungen sowohl Industrieprozesse als auch Anwendungen des GHD-Sektors betrachtet.
Abweichend vom Entwurf der Ubertragungsnetzbetreiber soll der Sektor Haushalte fiir die Lastverlagerung
nicht berticksichtigt werden. Das im Entwurf des Szenariorahmens angegebene heutige Lastverlagerungs-
Potenzial in Haushalten von 35 GW wird seitens der Bundesnetzagentur als deutlich zu hoch bewertet. Zwar
kann auch die Bundesnetzagentur den Anteil des kiinftigen Lastverlagerungspotenzials nicht quantifizieren.
Angesichts der bei den Haushalten sehr geringen 6konomischen Renditen stuft die Bundesnetzagentur das
Potenzial auf einem Niveau ein, das nicht relevant im Rahmen der Netzentwicklungsplanung ist. Einige
Konsultationsbeitrige bezweifeln analog, ob strompreisabhingige Flexibilisierungsanreize im Ergebnis
ausreichen wiirden, entsprechende steuerfihige Haushaltsgeridte anzuschaffen bzw. die damit verbundenen
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Einschriankungen in der privaten Haushaltsfiihrung zu akzeptieren. Aus diesen Griinden erscheint es derzeit
nicht sinnvoll, die Lastverlagerung in Haushalten in die Betrachtungen mit einzubeziehen.

Der Einsatz des Lastmanagements bei klassischen Stromanwendungen wird wie bei der Bestimmung des
Kraftwerkseinsatzes iber eine kostenminimierende Modellierung in der Marktsimulation abgebildet.
Wichtige Grofien fiir die Berechnung der Lastmanagementpotenziale klassischer Stromanwendungen sind
dabei die zur Abschaltung verfiigbare Leistung, die Kosten und die maximal abrufbare Energiemenge sowie,
bei der Berechnung des Lastverschiebungspotenzials, die maximal mégliche Verschiebedauer.

Fiir die Marktmodellierung sind die folgenden gesicherten Leistungen zu verwenden, die die zukiinftig
vertraglich abgesicherten Abrufleistungen der Lastverschiebung klassischer Stromanwendungen im
Industrie- und GHD-Sektor darstellen:

Szenario A 2030 Szenario B 2030 Szenario B 2035 Szenario C 2030

Lastmanagement in

Industrie und GHD 20 GW 4,0 GW 50GW 6,0 GW

Tabelle 2: Gesicherte Leistung des Lastmanagements klassischer Stromanwendungen in den Szenarien

Bei der Beriicksichtigung des Lastmanagements neuer Stromanwendungen liegt der Fokus primér auf
Elektrofahrzeugen und Warmepumpen. Elektromobilitdt kann im Rahmen des Lastmanagements
berticksichtigt werden, da sich das Laden der Elektrofahrzeuge als zusitzliche Last darstellt. Entgegen dem
Vorschlag der Ubertragungsnetzbetreiber soll angenommen werden, dass die Verbreitung zunichst im
urbanen Raum stattfindet. Es wird unterstellt, dass in stidtischen Gebieten eine hohere Akzeptanz neuer
Mobilititskonzepte, zum Beispiel Car-Sharing, vorhanden ist. So geht die Bundesnetzagentur davon aus, dass
zundchst insbesondere junge Grof3stadtbewohner die Entwicklung der Elektromobilitidt vorantreiben werden.
Zudem ist laut Fortschrittsbericht 2014 der Plattform Nationale Elektromobilitit der grofite Ausbau von
Ladeinfrastruktur bisher in Ballungszentren zu verzeichnen. Mittel- bis langfristig wird es jedoch durch die
hohe Dichte an privaten Ladepunkten auch zu einer stirkeren Verbreitung der Elektromobilitit im lindlichen
Raum kommen. Das gréfite Potenzial zur Nutzung der Elektromobilitit bietet in diesen Regionen die Gruppe
der vollzeitbeschiftigten Pendler mit eigener Garage. Warmepumpen kdnnen ebenfalls als Last klassifiziert
werden, da diese Energie benttigen, um Raumwairme bereitzustellen (Power-to-Heat). Als Anwendung fir die
Lastverschiebung sind sie jedoch erst in Kombination mit einem Warmespeicher geeignet. Die Verteilung der
Wirmepumpen stiitzt sich auf eine Analyse des Gebdudebestands auf Landkreisebene, die nach Gebdaudetypen
(z.B. Einfamilienhaus) differenziert ist.

Entgegen dem Vorgehen bei klassischen Stromanwendungen wird das Lastmanagement neuer
Stromanwendungen nicht in der Marktsimulation modelliert, sondern in einem eigenstindigen Lastmodell.
Aus diesem konnen die Auswirkungen auf das Lastprofil und die Jahreshochstlast abgeschitzt werden. Zur
Bestimmung des Lastverlagerungspotenzials erfolgt zunéchst die Simulation der stiindlichen Stromnachfrage
der Technologien, die sich unkontrolliert ohne eine Steuerung durch Preise ergibt. Hierzu wird ein fiir
Deutschland reprasentatives Standardlastprofil verwendet, das fiir verschiedene Tagesmitteltemperaturen die
normierten Lastniveaus und Profilverldufe enthilt. Anschlieflend werden die Lastverldufe unter den
Annahmen optimiert, dass die Warmepumpe den Strom flr die Warmebereitstellung oder das
Elektrofahrzeug kostenoptimal bezieht bzw. geladen wird. Die Zielfunktion der Modellierung ist eine
Minimierung der tiglichen Strombezugskosten, indem die Stromnachfrage aus dem 6ffentlichen Stromnetz



BUNDESNETZAGENTUR | 91

in die Stunden mit den niedrigsten Strompreisen verlagert wird. Das Ergebnis zeigt das Lastmanagement-
Potenzial fiir Elektromobilitit und Warmepumpen fiir den gesamten Jahresverlauf. Aus der
Gegeniiberstellung des urspriinglichen, ungesteuerten Lastverlaufs mit dem optimierten Lastverlauf kénnen
die Lastverlagerungspotenziale abgeleitet werden.

Der gegenwartige Bestand der Warmepumpen belduft sich auf eine Anzahl von etwa 0,6 Millionen. Fiir
Szenario A 2030 wird ein Zuwachs von 0,5 Million Warmepumpen, fiir das Szenario B 2030 von 2 Millionen,
flr das Szenario C 2030 von 3,5 Millionen und fiir das Szenario B 2035 von 2,3 Millionen angenommen. Zur
Abschitzung des maximalen Lastmanagementpotenzials der Warmepumpen wird davon ausgegangen, dass
die Warmepumpen des gegenwértigen Bestands nicht lastmanagementfihig sind, sondern ausschliefilich
neue Wiarmepumpen. Ferner wird angenommen, dass eine Warmepumpe im Jahr durchschnittlich

10.000 kWh verbraucht. Damit sind, teilweise abweichend vom Entwurf der Ubertragungsnetzbetreiber, die
folgenden Werte fiir das Lastmanagement bei Warmepumpen zu verwenden:

Szenario A 2030 Szenario B 2030 Szenario B 2035 Szenario C 2030

Wirmepumpen

Entwurf | Genehmigung | Entwurf | Genehmigung | Entwurf | Genehmigung | Entwurf | Genehmigung
Anzahl - 1,1 Mio. - 2,6 Mio. - 2,9 Mio. - 4,1 Mio.
Jahresverbrauch 19 TWh 11TWh | 20TWh 26 TWh | 24TWh 29TWh | 22TWh 41 TWh
Anteil
Lastmanagementfahiger 12% 46% v 29% 77% Y 75% 79% Y 64% 86% V)
Warmepumpen

1) Entspricht dem maximal méglichen Anteil lastmanagementfahiger Warmepumpen.

Tabelle 3: Potenzial des Lastmanagements bei Warmepumpen in den Szenarien

Gegenwirtig sind etwa 25.000 Elektrofahrzeuge im Bestand. Bezogen auf die zukiinftige Entwicklung halten
zahlreiche Konsultationsteilnehmer die im Entwurf des Szenariorahmens angenommene Anzahl an
Elektrofahrzeugen fiir zu hoch. Gleichzeitig kritisieren viele Konsultationsteilnehmer, dass die angenommene
Anzahl der zukiinftig zugelassenen Elektrofahrzeuge nicht mit den im Regierungsprogramm Elektromobilitat
und dem ,Nationalen Entwicklungsplan Elektromobilitit“ von der Bundesregierung festgelegten Zielen von
mindestens 1 Millionen Elektrofahrzeuge im Jahr 2020 und mindestens 6 Millionen Elektrofahrzeugen im
Jahr 2030 tibereinstimmt. Die Bundesnetzagentur teilt diese Auffassung und hat die Stellungnahmen in der
Genehmigung beriicksichtigt. So werden fiir die Genehmigung in allen Szenarien geringere Werte als im
Entwurf der Ubertragungsnetzbetreiber angenommen. Im Innovationsszenario C 2030 wird eine Anzahl von
6 Millionen zugelassener Fahrzeuge auf Grundlage der Ziele der Bundesregierung fiir das Jahr 2030
angenommen. Zur Abschitzung des Jahresverbrauchs der Elektrofahrzeuge wird eine durchschnittliche
jahrliche Fahrleistung von 10.000 km je PKW bei einem durchschnittlichen Verbrauch von 25 kWh pro

100 km zu Grunde gelegt. Unter diesen Annahmen stellt sich die Anzahl der Elektrofahrzeuge in den
Szenarien im Vergleich zum Entwurf der Ubertragungsnetzbetreiber wie folgt dar:

Szenario A 2030 Szenario B 2030 Szenario B 2035 Szenario C 2030

Elektromobilitat
Entwurf | Genehmigung | Entwurf | Genehmigung | Entwurf | Genehmigung | Entwurf | Genehmigung

Anzahl 1,5 Mio. 1,0 Mio. 4,8 Mio. 3,0 Mio. 8,1 Mio. 4,5 Mio. 7,0 Mio. 6,0 Mio.

Jahresverbrauch - 2,5 TWh - 7,5 TWh - 11,3 TWh - 15,0 TWh

Tabelle 4: Potenzial des Lastmanagements fiir Elektromobilitit in den Szenarien
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Die Bundesnetzagentur ist ferner der Ansicht, dass die Technologie Power-to-Gas als Flexibilisierungsoption
zur Anwendung kommen wird, indem ,Stromiiberschiisse” in Wasserstoff umgewandelt werden. Der
gegenwartige Trend zeigt, dass der gewonnene Wasserstoff direkt genutzt wird, z. B. als Kraftstoff in der E-
Mobilitit oder auch als Grundstoff in der chemischen Industrie. Er wird nicht in das vorhandene Erdgasnetz
eingespeist, um dieses als Speicher zu nutzen. Dies mag aus technischer Sicht sinnvoll sein, allerdings liegt der
Gesamtwirkungsgrad des Prozesses ,,Strom - Gas (Wasserstoff bzw. Methan) - Strom* bei nur ca. 20 - 40 %
und hat daher als Speichertechnologie fir elektrische Energie, die in grofiem Umfang genutzt werden konnte,
o6konomische Nachteile.

Die Ubertragungsnetzbetreiber haben die Hohe der installierten Leistung an Power-to-Gas Anlagen und die
Methode der Modellierung dieser Technologie nicht niher konkretisiert. Die Bundesnetzagentur halt fiir das
Jahr 2030 ein fiir den Szenariorahmen berticksichtigungswiirdiges Potenzial von 1-2 GW fiir realistisch, das
flr das Jahr 2035 linear fortgeschrieben wird. Viele Konsultationsteilnehmer stufen die von der
Bundesnetzagentur im Begleitdokument zum Konsultationsprozess getroffene Einschitzung als
nachvollziehbar und angemessen ein. Die Bundesnetzagentur fordert die Ubertragungsnetzbetreiber deshalb
auf, Power-to-Gas Anlagen mit Hilfe einer addquaten Methodik in den Berechnungen mit folgenden
Leistungen zu berticksichtigen:

Szenario A 2030 Szenario B 2030 Szenario B 2035 Szenario C 2030

Power-to-Gas 1,0 GW 1,5GW 2,0 GW 2,0 GW

Tabelle 5: Installierte Leistung Power-to-Gas in den Szenarien
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3.4.4 Kraft-Wiarme-Kopplung

Der Begriff Kraft-Wiarme-Kopplung (KWK) beschreibt die Nutzung eines Brennstoffs zur kombinierten
Erzeugung von Strom und Nutzwirme.

Die KWK hat fiir die reine Stromerzeugung zunichst einen schlechteren Wirkungsgrad und auch einen
anteilsméaflig hoheren CO,-Ausstof pro Kilowattstunde zur Folge. In Kombination mit der nun nutzbar
gemachten Wirme ist die Bilanz der Brennstoffnutzung allerdings deutlich besser, als bei getrennter
Erzeugung. In Verbindung mit dem verhiltnisméfig CO,-armen Brennstoff Erdgas kann KWK einen
wichtigen Beitrag zum Erreichen der Klimaschutzziele der Bundesregierung leisten, weil die CO, Bilanz der
reinen Stromerzeugung zwar schlechter ist, sektorentibergreifend bei Strom und Warme jedoch CO,
eingespart werden kann. Daher findet die Technologie entsprechend Eingang in die Szenarien des
Szenariorahmens, obwohl sie die Erreichung der proportional abgeleiteten CO, Minderungsziele im
Stromsektor erschwert.

Wie in der Genehmigung des Szenariorahmens 2025 werden KWK-fihige Gaskraftwerke in allen Szenarien
nach Ablauf ihrer technisch-wirtschaftlichen Betriebsdauer mit gleicher Leistung an denselben Standorten
angenommen. Dies begriindet sich dadurch, dass diese vergleichsweise emissionsarmen Gaskraftwerke in der
Regel hauptsichlich der Warmeversorgung dienen und dieser Bedarf vor Ort weiterhin bestehen wird. Dies
gilt nicht fiir andere KWK-fihige Erzeugungsanlagen, die zum Beispiel mit Stein- oder Braunkohle betrieben
werden. Die Bundesnetzagentur geht davon aus, dass der lokale Warmebedarf dieser Erzeugungsanlagen nach
Ablauf derer technisch-wirtschaftlichen Betriebsdauer tiber die in den Szenarien angenommene
Sektorenkopplung von Wirme- und Stromsektor (Power-to-Heat) tibernommen wird. Diese Einschitzung ist
angemessen, da die in den Szenarien nach Ablauf der technisch-wirtschaftlichen Betriebsdauer riickgebaute
installierte Leistung der KWK-Erzeugungsanlagen mit dem Fortschritt der Sektorenkopplung in den
Szenarien korrespondiert. Das heif3t, dass in Szenario A 2030 auf Grund der lingsten unterstellten technisch-
wirtschaftlichen Betriebsdauer vergleichsweise wenig KWK-fihige Erzeugungsanlagen riickgebaut werden
und daher nur ein vergleichsweise kleiner Warmebedarf iber die Sektorenkopplung kompensiert werden
muss. Dazu passt die in Szenario A 2030 angenommene vergleichsweise geringste angenommene
Sektorenkopplung zwischen Warme- und Stromsektor. In Szenario C 2030 hingegen wird die meiste
installierte KWK-fihige Erzeugerleistung aufgrund der am kiirzesten unterstellten technisch wirtschaftlichen
Betriebsdauer zuriickgebaut, wodurch ein entsprechend hoher Warmebedarf entsteht. Dieser wird tber die in
Szenario C 2030 angenommene ausgepragte Sektorenkopplung zwischen Warme- und Stromsektor (Power
to-Heat) kompensiert.

Bei ihren Uberlegungen hat die Bundesnetzagentur auch die von 50Hertz im Rahmen der Anhérung
vorgebrachte Klimaschutzvereinbarung des Landes Berlin mit der Vattenfall Europe AG gepriift. In dieser
Vereinbarung wird fiir das Jahr 2020 ein Energiekonzept fiir Berlin vorgestellt, in welchem die gekoppelte
Strom- und Warmeversorgung zwischen Berlin und Vattenfall abgestimmt wird. In dieser Vereinbarung wird
unter anderem geplant, KWK-fihige Ol- und Steinkohlekraftwerke durch moderne KWK-fihige
Gaskraftwerke zu ersetzen. Die Annahmen in dieser Vereinbarung stehen teilweise nicht im Einklang mit den
Annahmen des Szenariorahmens zu KWK-fihigen Ol- und Steinkohlekraftwerken.

Die Bundesnetzagentur akzeptiert diese Abweichungen, da von den pauschalen Annahmen fiir die
Marktmodellierung durch individuelle Vereinbarungen/Konzepte grundsitzlich nicht abgewichen werden
soll. Die Bundesnetzagentur befiirchtet, dass solche Abweichungen vom Kriterienkatalog zusatzliche
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Ausnahmefille begriinden kénnen, die weitere Forderungen nach Einzelfallbewertungen nach sich ziehen. So
wird beispielsweise die Leitentscheidung des Bundeslandes Nordrhein-Westfahlen mit der
Braunkohleindustrie von der Bundesnetzagentur im Szenariorahmen ebenfalls nicht bertiicksichtigt. Eine
solche Leitentscheidung ist, wie die oben genannte Vereinbarung, auch ein Betriebskonzept, das zwischen

einem Bundesland und der Braunkohleindustrie vereinbart wurde.

In der angehingten Kraftwerksliste sind blockscharfe Angaben zur grundsitzlichen Fahigkeit der Kraft
Wirme-Auskopplung der Kraftwerke enthalten. Auch KWK-Anlagen mit geringer Leistung (< 10 MW) finden,
wie in der Genehmigung des Szenariorahmens 2025, Berticksichtigung und sind in der Kraftwerksliste
summarisch enthalten. Insgesamt sind entsprechend der angehingten Kraftwerksliste im Jahr 2015 in
Deutschland 54,9 GW KWK-fihige Kraftwerke installiert. Davon handelt es sich bei 51 GW um KWK-fihige
Kraftwerke mit einer elektrischen Leistung grofRer als 10 MW. Zudem sind, ausgehend von einer
durchschnittlichen elektrischen Leistung der Anlagen von 66,8 kW, insgesamt 58.412 KWK-fihige
Kleinkraftwerke mit einer Gesamtleistung von 3,9 GW installiert, die eine elektrische Einzelleistung von

<10 MW aufweisen.

In den Genehmigungen der Szenariorahmen der letzten Jahre wurde in allen Szenarien ein Zubau von KWK-
fahigen Kleinkraftwerken mit einer installierten Leistung geringer als 10 MW unterstellt. Analog zur
Bestitigung des Szenariorahmens 2025 wird dieser Zuwachs mit etwa 300 MW pro Jahr beziffert, was fir die
Szenarien in 2030 einen Zuwachs von etwa 4,5 GW und fiir das Zieljahr 2035 von etwa 6 GW in Bezug auf das
Referenzjahr 2015 bedeutet. Dieser Zuwachs wurde von der Bundesnetzagentur aus den Zuwachsraten der
neu installierten, nach KWK-G forderfihigen Kleinanlagen (Liste nach BAFA) der letzten 4 Jahre bestimmt.

Aufgrund des hohen Anteils bereits gegenwirtig installierter KWK-fahiger Kraftwerke sowie der oben
erlduterten Annahmen zur Berticksichtigung von in Planung befindlicher KWK-fahiger Kraftwerke kommt
der KWK-Erzeugung in den Szenarien eine grofie Bedeutung zu.

In Abbildung 2 sind die installierten Leistungen KWK-fihiger Kraftwerke je Energietriger in den einzelnen
Szenarien abgebildet. Insgesamt sind im Szenario A 2030 51 GW KWK-fihige Kraftwerke angenommen. In
Szenario B 2030 betrigt die installierte Leistung KWK-fahiger Kraftwerke 46,4 GW und im Langfristszenario B
2035 44,5 GW. Fur das Szenario C 2030 werden 43,0 GW ermittelt.
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Abbildung 2: Installierte Leistung KWK-fahiger Kraftwerke nach Energietrigern

Die angenommene KWK-Leistung verteilt sich in den Szenarien unterschiedlich auf die Leistungsklassen der
Kraftwerke.

Abbildung 3 veranschaulicht die Beitrage der verschiedenen Leistungsklassen zur KWK-Erzeugung in den

einzelnen Szenarien.
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Abbildung 3: Installierte Leistung KWK-fahiger Kraftwerke nach Leistungsklassen

Den groften Anteil der KWK-fiahigen Kraftwerke machen Kraftwerke mit einer Leistung zwischen 100 MW
und 1000 MW aus. Kleinkraftwerke mit einer Leistung kleiner als 10 MW werden in Szenario A 2030, B 2030
und C 2030 zwischen 7,3 und 7,5 GW Leistung angenommen. In den Szenarien B 2035 betrégt die installierte
Leistung der KWK-Erzeugungsanlagen kleiner 10 MW insgesamt 8,8 GW.
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3.4.5 Verbrauchsnahe Erzeugung

Sehr viele Konsultationsteilnehmer fordern, nur Szenarien zu untersuchen bei denen der Netzausbaubedarf
minimiert werde. StrategieAinderungen hin zur dezentralen Erzeugung sind fir sie nicht ersichtlich. In diesem
Zusammenhang wird insbesondere gefordert, den sog. ,,zelluliren Ansatz des VDE® zu bertiicksichtigen bzw.
diesen umzusetzen, da dies nachhaltiger sei.

In der Sache ist dies nichts anderes als die erneute Forderung, gezielt in die Regionalisierung der Erneuerbaren
Erzeugung einzugreifen. Denn dezentral ist nahezu jede Form der regenerativen Erzeugung (mit Ausnahme
von Wind Offshore), da sie aus vielen in der Regel kleinen Einheiten besteht, die alle dezentral an den
Verteilnetzen angeschlossen werden. Gemeint ist also weniger die Dezentralitit als vielmehr die lastnahe
dezentrale Erzeugung. Diese steht aber zum einen in einem natiirlichen und damit auch 6konomischen
Konflikt zur Ertragskraft der Standorte. Zum anderen ist es mehr als zweifelhaft, ob eine Beschriankung auf
verbrauchsnahe oder auch nur stirkere Anreizung verbrauchsniherer erneuerbarer Erzeugung mit den Zielen
einer sicheren, zuverldssigen und preiswerten Versorgung vereinbar wire.

Vor dem Hintergrund der hohen Volatilitit der Einspeisung aus Windenergie und Photovoltaik sowie bislang
fehlender Speichertechnologien, die geeignet sind, erzeugte Strommengen am selben Standort zwischen zu
speichern, ist die Versorgungssicherheit in den einzelnen Regionen selbst bei einer verbrauchsnahen
Erzeugung aus Erneuerbaren Energien ohne Netzausbau nicht vollstindig gewahrleistet.

Die Bundesnetzagentur ist weiterhin der Ansicht, dass das volkswirtschaftliche Optimum in einem
deutschlandweiten bzw. europaweiten Energiemarkt liegt. Die Netze dienen auch dazu, diesen Markt zu

ermoglichen.

Die Bundesnetzagentur hat bereits in der letztmaligen Genehmigung des Szenariorahmens die in mehreren
Studien angeblich propagierte Aussage des Vorzugs der ausschliefilichen dezentralen Energieerzeugung
widerlegt (siehe Szenariorahmen 2025, Entscheidung vom 19.12.2014, S. 74 f.). Die Studie ,Impacts of restricted
trasmission grid expansion in a 2030 perspective in Germany“ von ECOFYS untersuchte lediglich eine
Regionalisierung des Ausbaus von EE-Anlagen vor dem Hintergrund eines verzogerten Netzausbaus bzw.
keines Netzausbaus. Zentraler Untersuchungsgegenstand der Studie ,Kostenoptimaler Ausbau der
Erneuerbaren Energien in Deutschland” von den Gutachtern consentec sowie Fraunhofer IWES war die Frage,
an welchen Standorten in Zukunft Erneuerbare Energien ausgebaut werden sollten, um die Gesamtkosten der
Stromversorgung zu minimieren. Demnach hitte eine verbrauchsnahe Erzeugung einen nennenswerten
Effekt auf den Netzausbaubedarf nur dann, wenn auch konventionelle Kraftwerke verbrauchsnah verortet
wadren oder auf Netzstabilitdt sichernde Manahmen verzichtet wiirde. Ferner erfordere eine verbrauchsnahe
Erzeugung eine gezielte politische Steuerung der Standortentscheidung von Kraftwerkbetreibern, die dem
gegenwartig auf Marktsignalen basierten Ansatz diametral entgegensteht.

Aufgrund der von sehr vielen Konsultationsteilnehmern angefithrten Studie des zelluldren Ansatzes des VDE
wird auf diese nun gesondert eingegangen. Bei ,,Der Zelluldre Ansatz - Grundlage einer erfolgreichen,
regioneniibergreifenden Energiewende“ handelt es sich um eine im Juni 2015 von der Energietechnischen
Gesellschaft im VDE (ETG) publizierten Fachstudie.

Das Ziel dieser Studie war es nach eigenen Worten nicht, das bestehende Energiesystem durch Aus- und
Zubau fur die zuktinftigen Aufgaben zu ertiichtigen, sondern vielmehr, einen absehbaren Energiebedarf mit
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einem neuen Energiesystem zu decken. In der Einleitung wird zudem betont, dass die Studie mégliche
Energieversorgungskonzepte ohne die Beriicksichtigung bisheriger Strukturen am Beispiel Deutschlands
entwickelt und vergleicht.

Untersucht wird somit ein sogenannter ,,Griine-Wiese-Ansatz“, bei dem das bereits in Deutschland
bestehende Energiesystem ignoriert wird. Dies ist in einer wissenschaftlichen Studie zwar durchaus zulassig,
jedoch fiir die Prognose der wahrscheinlich eintretenden Entwicklungen, wie sie im Szenariorahmen
vorgenommen werden, nur von bedingter Aussagekraft. Auch fachfremden Lesern sollte bereits die
Zielstellung verdeutlichen, dass mit der Studie keine konkreten Losungsvorschléige erarbeitet werden,
sondern allenfalls Freirdume fiir neue Konzepte in der Energieversorgung entstehen sollen.

In der Studie selbst werden zunichst Potenziale von Technologien zur Energiewandlung und -speicherung
diskutiert. Eine Schlussfolgerung dieser Diskussion lautet:

»Ein Teil der aufgefiihrten Wandler und Speicher haben ihre Einsatzpotenziale bisher nur im Labor bzw. in
Pilotanlagen gezeigt. Durch weitere Forschungs- und Entwicklungsarbeiten miissen sichere, robuste, einfach
handhabbare und preiswerte Produkte entwickelt werden, um die Marktreife zu erreichen.”

Dem stimmt die Bundesnetzagentur ausdriicklich zu. Die Ausgestaltung und Begleitung der deutschen
Energieforschung ist jedoch nicht ausschlieflicher Orientierungspunkt des Szenariorahmens. Zukiinftig
erkennbare Durchbriiche bei einzelnen Technologien werden gleichwohl, wie bisher auch, in einem
realistischen Maf? im Szenariorahmen Eingang finden.

Die Studie verzichtet bei der Parametrierung des Szenarios bewusst auf eine Festlegung auf Jahreszahlen.
Vielmehr soll ein System untersucht werden, in dem moglichst viel Endenergie (Strom, Wirme, Kilte,
Mobilitit, usw.) aus regenerativen Quellen bereitgestellt wird. Erwartet wird eine Effizienzsteigerung bei
elektrischen Anwendungen, jedoch auch eine Verlagerung der Energiebereitstellung anderer Sektoren in den
Stromsektor (z. B. durch Warmepumpen), so dass eine massive Reduktion des Endenergiebedarfs (von

2400 TWh auf 1335 TWh) in Verbindung mit einem massiven Anstieg des Strombedarfs (bis zu 800 TWh)
unterstellt wird.

Die erforderliche installierte Leistung an Erneuerbaren Energien zur Deckung wird mit 276 bis 516 GW (!)
beziffert. Diese auf den ersten Blick extrem wirkenden Werte erscheinen nur dann plausibel, wenn von einer
100% Erzeugung Erneuerbarer Energien ausgegangen wird. Dabei wiirde die EEG-Umlage nach konservativen
Schitzungen der Bundesnetzagentur bei einer installierten Kapazitat von 276 GW auf 14ct/kWh bzw. von 516
GW auf 26ct/kWh steigen.

In der Studie wird unter anderem festgehalten:

»Der Zubau an erneuerbaren Energiequellen fiihrt dazu, dass diese Leistung insgesamt etwa das Vierfache der
heutigen Hochstlast betrdgt. Dabei folgt die rdumliche Verteilung den nattirlichen Gegebenheiten (Sonne im
Stiden, Wind im Norden und offshore) und weniger der geographischen Verteilung des Bedarfs.“

»AufSerdem sind Ubertragungskapazititen fiir den regionalen und tiberregionalen Ausgleich zwischen Gebieten
mit Uberschuss bzw. Mangel an Erzeugungsleistung erforderlich.”
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»Fragen der Betriebsfiihrung kiinftiger Netzstrukturen zur Elektrizitdtsversorgung im Normalbetrieb wie im
Storungsfall ([...]) bediirfen der Kldrung.“

Im Anschluss werden die verschiedenen denkbaren , Energiezellen” anhand ihrer individuellen Bedarfe
Klassifiziert (Haushalt, Gewerbe) und untersucht, inwieweit sie dazu geeignet wiren, Erzeugung und

Verbrauch von Energie auf der niedrigsten moglichen Ebene auszubalancieren.
Als Fazit wird festgehalten:

»Die in dieser Studie durchgefiihrten Untersuchungen zeigen, dass eine autarke Versorgung von Energiezellen nur
bei Haushalten und ausgewdhlten Energiezellen im Bereich Dienstleistungen méglich ist.“

Im Gesamtsystem besteht aber immer noch ein entsprechender Ubertragungsbedarf, welcher im
darauffolgenden Kapitel thematisiert wird. Betrachtet werden die zwei Ansitze der Bereitstellung von Energie
durch massiven zentralen Offshore-Ausbau (50 GW) und der méglichst verbrauchsnahen Erzeugung (10 GW
Offshore). Im zweiten Fall wird eine Erzeugung von 176 TWh PV-Strom unterstellt, was bei den
angenommenen 1000 Volllaststunden einer installierter Leistung von 176 GW entspricht und mehr als das
Vierfache des heutigen Wertes darstellt.

An dieser Stelle sei darauf hingewiesen, dass die Studie ebenfalls richtigerweise festhilt, dass ein wesentlicher
Faktor fiir ,das Erreichen eines moglichst hohen Anteils an regenerativen Energiequellen® ,die
gesellschaftliche Bereitschaft dafiir zu zahlen ist. In beiden von der Studie betrachteten Ansitzen ist nach wie
vor ein Energieliberschuss im Norden und Osten, sowie ein Defizit im Siiden und Westen vorhanden.

Als Schlussfolgerung der Uberlegungen zum Energieausgleich wird festgehalten:

»Die Tatsache, dass in beiden Ansdtzen ein Energieausgleich benétigt wird, zeigt weiterhin, dass die Energiewende
nicht allein in regionalem Maf3stab, heute orientiert an den Bundesldndern, umgesetzt werden kann. Es bedarf
zwingend einer liberregionalen Betrachtungsweise bzgl. Energiebereitstellung und Energielibertragung.”

Festzuhalten ist letztlich, dass die Studie aus Sicht der Bundesnetzagentur zwar wissenschaftlich interessant
und in grofen Teilen fachlich nachvollziehbar ist. Ziel der Studie ist es aber nach dem Verstindnis der
Bundesnetzagentur, Denkanstof3e zu setzen und lediglich ein ,was wire wenn“ zu postulieren (deswegen auch
der beschriebene ,,Griine-Wiese Ansatz“). Ein direkter Einfluss der Studie auf die kurz- bis mittelfristige
Entwicklungen der Energiewirtschaft in Deutschland ist nicht erkennbar, weswegen sie fiir die Erstellung des
Szenariorahmens 2017-2030 und des Netzentwicklungsplans 2017-2030 keine Bedeutung hat.

Bedeutsam bleibt weiterhin die Erkenntnis, dass verbrauchsnahe Erzeugung einhergeht mit enormem
Flachenverbrauch und zwar in den meisten Fallen in unmittelbarer Nihe zu stadtischen Gebieten, da hier die
Verbrauchszentren verortet sind. Hier ist erst einmal zu bewerten, ob eine derartige Inanspruchnahme grofier
Flachen fiir den Ausbau Erneuerbarer Energien oder auch konventioneller Kraftwerke als vermeintlicher
Ersatz zum Bau einzelner Leitungen in Frage kommt. Angesichts der aktuellen Entwicklungen in den
einzelnen Bundeslidndern, die den Wind Onshore Ausbau verlangsamen (z. B. restriktive Abstandregelungen
zu Siedlungen, Ausbaumoratorien, durch Gerichtsurteile aufgehobene Regionalpline) sieht die
Bundesnetzagentur zum gegenwartigen Zeitpunkt keine Akzeptanz dafiir. In einem zweiten Schritt misste
zudem die Frage nach der politischen Steuerung des Zubaus der Erzeugungseinheiten geklart werden. In
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einem dritten Schritt wire zu erkldren, wie man sich die Finanzierung von 276-516 GW installierter
Kapazitdten Erneuerbarer Energien vorstellen soll. Dabei wiirden die Kosten nach konservativen Schitzungen
der Bundesnetzagentur bei einer installierten Kapazitit von 276 GW jihrlich 55 Milliarden Euro bzw. von

516 GW jahrlich 103 Milliarden Euro betragen. Die Bundesnetzagentur kann sich ein solches Vorgehen derzeit
nicht vorstellen.

Im Ergebnis kann dies alles dahinstehen, denn die Frage ist durch den Gesetzgeber im aktuellen Entwurf des
EEG 2016 entschieden worden. Diesem war die politische Diskussion um eine verbrauchsnihere dezentrale
Erzeugung wohl bekannt. Der Gesetzgeber hat sich diesen Ansatz trotzdem nicht zu Eigen gemacht. Er hat
bisher auf jegliche Forderung verbrauchsnaher erneuerbarer Erzeugung verzichtet. Im neuen EEG 2016 wurde
lediglich eine Steuerung durch die Einfithrung einer Netzausbauregion aufgegriffen. Allokationssignale zur
Ansiedlung erneuerbarer Erzeugung an Orten hohen Verbrauchs finden sich im EEG 2016 nicht. Dies hat die
Bundesnetzagentur zu respektieren. Eigene Erwidgungen, wo die Neuerrichtung von erneuerbarer Erzeugung
winschenswert wire und wo nicht, stehen ihr nicht zu. Sie hat nicht die Aufgabe, den Gesetzgeber zu
korrigieren. Ihr obliegt es, die wahrscheinlichen Entwicklungen unter Geltung des bestehenden oder
absehbaren Rechtsrahmens zu analysieren und der Entscheidung zu Grunde zu legen. So lange es keine
Anzeichen fiir eine gezielte verbrauchsnahe Ansiedlung von EE-Anlagen gibt, sondern wie die 10 H Regelung
in Bayern zeigt, eher das Gegenteil der Fall ist, wird sich die Bundesnetzagentur auf die bisherigen, intensiv
diskutierten Erwdgungen im Rahmen der Regionalisierung des Zubaus erneuerbarer Erzeugung beschrinken.
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4. Versorgung, Stromverbrauch, Erzeugung

Die genehmigten Szenarien enthalten angemessene Annahmen zu Versorgung, Verbrauch und Erzeugung
von Strom.

4.1 Nettostromverbrauch

Die Bundesnetzagentur versteht unter dem Nettostromverbrauch die von den Verbrauchern in Deutschland
genutzte elektrische Arbeit inklusive der durch den Transport bedingten Netzverluste im Verteilnetz.

Nicht hinzugerechnet wird der Kraftwerkseigenverbrauch. Denn Kraftwerke zihlen nicht zu den eigentlichen
Nachfragern von Energie. Vielmehr wird in den Kraftwerken Energie eingesetzt, um elektrische Anlagen zu
betreiben, was es erst ermoglicht, die eigentliche Nachfrage an Energie zu bedienen. Weiterhin ist die Hohe
des Kraftwerkseigenverbrauchs abhingig von der Hohe der Volllaststunden der Kraftwerke. Diese ergeben
sich jedoch erst im Rahmen der Marktsimulation.

Ahnlich verhilt es sich mit den Pumpspeicherkraftwerken, deren Betrieb ebenfalls nicht zum
Nettostromverbrauch hinzugerechnet wird. Pumpspeicherkraftwerke agieren auf dem Markt sowohl als
Verbraucher (Pumpbetrieb) als auch als Erzeuger (Turbinenbetrieb). Auch der Einsatz der
Pumpspeicherkraftwerke ergibt sich jedoch erst im Rahmen der Marktsimulation.

Die durch den Transport bedingten Netzverluste im Ubertragungsnetz werden bei der Berechnung des
Nettostromverbrauchs ebenfalls nicht berticksichtigt, da sie - anders als die Verluste im Verteilnetz - eine
Folge des Energietransports iiber das Ubertragungsnetz sind. Anders ausgedriickt ergeben sich die Verluste im
Ubertragungsnetz erst aus den im Anschluss an die Marktmodellierung folgenden Netzberechnungen auf
Ubertragungsnetzebene. Sie sind somit keine im Szenariorahmen genehmigte Eingangsgréfie, sondern ein
Ergebnis der Netzberechnungen auf Ubertragungsnetzebene. Die Netzverluste im Ubertragungsnetz bleiben
bei der Bestimmung des Nettostromverbrauchs im Szenariorahmen auflen vor und hingen vom Lastfluss der
Netzberechnung in den einzelnen Szenarien ab.

Analog zum Vorgéngerprozess des Szenariorahmens 2025 ermittelt die Bundesnetzagentur den Referenzwert
des Nettostromverbrauchs fiir das Jahr 2015 auf Basis des Monitoringberichts der Bundesnetzagentur. Derzeit
liegt als aktuelle Datengrundlage der Monitoringbericht 2015 (Stand vom 10.11.2015) vor, in dem das
Verbrauchsniveau des Jahres 2014 dargestellt wird. Der Monitoringbericht 2016, der das Referenzjahr 2015
betrachtet, wird voraussichtlich erst gegen Ende des Jahres 2016 verdffentlicht. Um die Verbrauchssituation
des Jahres 2015 angemessen zu erfassen, werden die vorliegenden Daten des Monitoringberichts 2015 mit
aktuellen Erkenntnissen, die derzeit im Rahmen des Monitorings 2016 erhoben werden, ergianzt.

In dem Monitoringbericht 2015 wird fiir das Jahr 2014 ein Letztverbrauch von 487,5 TWh ausgewiesen. Diese
Arbeitsentnahmemenge umfasst die Entnahmemenge aller privaten und industriellen Verbraucher, die aus
Netzen der Allgemeinen Versorgung bedient werden. Hinzuzurechnen ist die Energiemenge von 27,1 TWh,
die in Netze eingespeist wird, die nicht der allgemeinen Versorgung dienen. Zusétzlich werden durch den
Transport bedingte Verluste im Verteilnetz von 17,5 TWh addiert. Fiir das Jahr 2014 ergibt sich somit eine
Gesamtsumme fiir den Nettostromverbrauch in Hohe von 532,1 TWh (532,1 TWh = 487,5 TWh + 27,1 TWh
+17,5 TWh).
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Abbildung 4 zeigt schematisch die Darstellung von Aufkommen und Verbrauch der elektrischen
Energiemenge des Jahres 2014 (Monitoringbericht der Bundesnetzagentur 2015, S. 30). Die dort auf der
Verwendungsseite dargestellte Entnahmemenge von Pumpspeicherkraftwerken von 10,3 TWh und die
Ubertragungsnetzverluste von 6,4 TWh sind nicht zu beriicksichtigen. Da es sich beim Nettostromverbrauch
um einen nationalen Wert handelt, bleiben auch die in der Abbildung dargestellten Exporte von 59,2 TWh
unberticksichtigt.

Aufkommen und Verwendung
in den deutschen Versorgungsnetzen 2014
in TWh

Netto-Stromerzeugung Pump-

Importe (ohne Pumpspeicher) speicher

Netzverluste
UNB: 6,4

VNB: 17,5

Nicht in Versorgungsnetze
eingespeiste Erzeugung

Letzt- Pump-
verbraucher speicher

Entnahmemengen

Abbildung 4: Aufkommen und Verwendung in den deutschen Versorgungsnetzen 2014 (Monitoringbericht
der Bundesnetzagentur 2015, S. 30)

Ausgehend vom Wert fiir das Jahr 2014 ist der Wert fiir das Jahr 2015 abzuschitzen. Dies ist erforderlich, um
eine Stringenz zu den Referenzwerten der anderen Inputparametern des Szenariorahmens 2017-2030
herzustellen, die sich alle auf das Endes des Jahres 2015 beziehen. Die Bundesnetzagentur geht basierend auf
der derzeit stattfindenden Datenerhebung fiir den Monitoringbericht 2016 von einem nahezu konstanten
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Stromverbrauchsniveau aus, weshalb die Werte fiir 2014 fiir jene Werte des Jahres 2015 fortgeschrieben

werden.

Fiir den Szenariorahmen 2017-2030 werden drei Entwicklungspfade des Nettostromverbrauchs
angenommen. Diese unterscheiden sich im Grundsatz in der Prognose zur Steigerung der Energieeffizienz auf
dem Stromsektor und in einer unterschiedlich starken Kopplung des Stromsektors mit dem Verkehrs- und
dem Wirmesektor (sog. Sektorenkopplung). Die Steigerung der Energieeffizienz soll in erster Linie durch
Fortschritte bei der Energieeinsparung sowie einer Erhéhung der Wirkungsgrade bekannter
Stromanwendungen erzielt werden. Im Aktionsprogramm Klimaschutz 2020 hat die Bundesregierung
Mafdnahmen vorgestellt, mit denen die Energieeffizienz verbessert werden soll (z.B. energieeffiziente
Wohngebiudesanierung, Umstellung von Beleuchtungsanlagen auf LED-Technologie, etc.). Es ist davon
auszugehen, dass diese und noch folgende Mafnahmen zu einer Reduktion des Stromverbrauchs fithren
werden. In den einzelnen Szenarien wird von einer unterschiedlich starken Durchdringung des Marktes mit
energieeffizienter Technologie und einer unterschiedlich erfolgreichen Umstellung auf verbrauchsarme
Anwendungen ausgegangen.

Das Szenario A 2030 beschreibt mit seiner konservativen Auspriagung eine eher zuriickhaltende Entwicklung
basierend auf einer eher zihen Durchdringung des Energiemarktes mit meist bekannten Technologien, in
dem Effizienzeinsparungen von 27,5 TWh erfolgen. In Szenario B 2030 erfolgt eine technologische
Weiterentwicklung, die den Energiemarkt wesentlich starker als in Szenario A 2030 durchdringt, wodurch
sich Effizienzeinsparungen von 32,5 TWh einstellen. In Szenario C 2030 wird ein Technologieboom
unterstellt, der von einer noch héheren Durchdringung des Energiemarktes begleitet wird, weshalb
Effizienzeinsparungen von 55 TWh realisiert werden kénnen. Im Langfristszenario B 2035 wird die
Entwicklung des Szenarios B 2030 fortgeschrieben und daher eine um 9,8 TWh hohere Effizienzeinsparung
von insgesamt 42,3 TWh angenommen.

Den Effizienzeinsparungen stehen mit der Sektorenkopplung von Strom- Verkehrs- und Warmsektor
verbrauchsteigernde Effekte gegeniiber. Zukiinftig sollen bisher auf fossilen Brennstoffen basierende
Anwendungen elektrifiziert werden, womit sich die genutzte Energie in Form von Strom erhéhen wird.
Insbesondere die Elektromobilitit hat fiir die Bundesregierung einen hohen Stellenwert (vgl. Kapitel I B
3.4.3). Die Bundesregierung hat auf dem Autogipfel vom 26.04.2016 das Ziel von einer halben Million E-Autos
bis 2020 auf deutschen Strafien ausgegeben und dazu eine finanzielle Férderung der E-Mobilitit angekiindigt.
Des Weiteren spielen elektrisch betriebene Warmepumpen vor allem bei Neubauten eine immer grofRere
Rolle bei der Warmeversorgung (vgl. Kapitel II B 3.4.3). Weiterhin ist davon auszugehen, dass bei einem
groflen Dargebot Erneuerbarer Energie giinstiger Strom zukiinftig vermehrt mit Power-to-Heat-Verfahren
zur Warmegewinnung sowohl im privaten als auch im industriellen Sektor genutzt werden wird. Auch
Power-to-Gas-Technologien werden in Zukunft auf dem Energiemarkt zu finden sein (vgl. Kapitel IT B 3.4.3).
Der Erfolg der oben genannten und anderer neuen Technologien ist von zahlreichen Faktoren abhingig,
weshalb es die Bundesnetzagentur fiir angemessen hélt, verschiedene Entwicklungspfade anzunehmen, die zu
einer unterschiedlich starken Sektorenkopplung und einer damit einhergehenden unterschiedlich starken
Steigerung des Stromverbrauchs fiihren. Um ein hohes Maf} an Konsistenz in den Szenarien zu gewihrleisten,
korrespondieren die Annahmen zum Maf der Sektorenkopplung in den Szenarien mit den Prognosen zur

Effizienzeinsparung.
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In Szenario A 2030 wird daher eine nur schwach ausgeprigte Sektorenkopplung angenommen, die zu einem
Mehrverbrauch von 12,5 TWh fiihrt. Von diesem zusitzlichen Bedarf entfallen auf den Verkehrssektor

2,5 TWh, die zum Betrieb von 1 Million Elektroautos benotigt werden, die in Szenario A in 2030 auf deutschen
Stralen fahren. (Es wird eine durchschnittliche jahrliche Fahrleistung je E-Auto von 10.000 km und ein
durchschnittlicher Verbrauch von 25 kWh pro 100 km unterstellt.) Auf den Warmesektor entfallen 10 TWh,
die fiir den Einsatz von 0,5 Million zusétzlicher Warmepumpen mit einem Stromverbrauch von 5 TWh zzgl.
industrieller Warmeprozesse in ungefahr der gleichen Hohe benétigt werden. (Es wird ein durchschnittlicher
jahrlicher Verbrauch je Warmepumpe von 10.000 kWh unterstellt.)

In Szenario B 2030 kommt es zu einer stirkeren Sektorenkopplung, als in Szenario A 2030. Von den insgesamt
47,5 TWh entfallen unter der Annahme von 3 Millionen E-Autos 7,5 TWh auf den Verkehrssektor. Durch den
Einsatz von 2 Millionen zusitzlicher Warmepumpen mit einem Stromverbrauch von 20 TWh zzgl.
industrieller Warmeprozesse in ungefihr der gleichen Héhe entfallen 40 TWh auf den Warmesektor.

Im Langfristszenario B 2035 wird die Entwicklung des Szenario B 2030 fortgeschrieben und dementsprechend
eine Erhéhung der Anzahl von Warmepumpen und Elektrofahrzeugen unterstellt. Von den insgesamt 57,3
TWh entfallen unter der Annahme von 4,5 Millionen E-Autos 11,3 TWh auf den Verkehrssektor. Durch den
Einsatz von 2,3 Millionen zusitzlicher Warmepumpen mit einem Stromverbrauch von 23 TWh zzgl.
industrieller Warmeprozesse in ungefihr der gleichen Héhe entfallen 46 TWh auf den Warmesektor.

Das Szenario C 2030 prognostiziert mit einem zusitzlichen Strombedarf von 100 TWh die starkste
Sektorenkopplung. Davon werden 15 TWh fiir die Nutzung von 6 Millionen E-Autos benétigt, die fiir Szenario
C 2030 angenommen werden. Im Wiarmesektor werden 3,5 Millionen zusétzlicher Warmepumpen mit einem
Stromverbrauch von 35 TWh zzgl. industrieller Warmeprozesse in ungefiahr der gleichen Hohe sowie

sonstiger Warmeanwendungen von 15 TWh angenommen.

Der Nettostromverbrauch fir die Szenarien ergibt sich wie folgt: Vom Referenzwert des
Nettostromverbrauchs des Jahres 2015 sind die fiir das jeweilige Szenario angenommenen
Effizienzeinsparungen abzuziehen und der durch die Sektorenkopplung zuséitzliche Stromverbrauch zu
addieren. Fiir Szenario A 2030 ergibt sich ein Nettostromverbrauch von 517,1 TWh, fiir Szenario B 2030 und
B 2035 ein Nettostromverbrauch von 547,1 TWh und in Szenario C 2030 ein Nettostromverbrauch von
577,1 TWh. Die Zusammensetzung dieser Werte kann in Tabelle 6 nachvollzogen werden.
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Szenario Szenario Szenario Szenario Szenario
A 2030 B 2030 B 2035 C 2030
Entnahmemenge 487,5 TWh 487,5 TWh 487,5 TWh 487,5 TWh
+ Verluste im Verteilnetz 17,5 TWh 17,5 TWh 17,5 TWh 17,5 TWh

Nicht in Netze der Allgemeinen
+ Versorgung eingespeiste Netto- 27,1 TWh 27,1 TWh 27,1 TWh 27,1 TWh
Erzeugungsmenge 2014

= Nettostromverbrauch 2014/2015 532,1 TWh 532,1 TWh 532,1 TWh 532,1 TWh
- Effizienzeinsparungen 27,5 TWh 32,5 TWh 42,3 TWh 55,0 TWh
+ Kopplung Warmesektor 10,0 TWh 40,0 TWh 46,0 TWh 85,0 TWh
+ Kopplung Verkehrssektor 2,5 TWh 7,5 TWh 11,3 TWh 15,0 TWh
= Nettostromverbrauch 2030/2035 517,1 TWh 547,1 TWh 547,1 TWh 577,1 TWh

Tabelle 6: Nettostromverbrauch in den Szenarien



106 | II B ENTSCHEIDUNGSGRUNDE

4.2 Jahreshochstlast

In den Szenarien miissen gemafd § 12a Abs. 1 S. 4 EnWG Annahmen zur Versorgung abgebildet werden. Die
Versorgung ist gemaf} der Legaldefinition des § 3 Nr. 36 EnWG die Erzeugung oder Gewinnung von Energie
zur Belieferung von Kunden, der Vertrieb von Energie an Kunden und der Betrieb eines
Energieversorgungsnetzes. Ausgehend von diesem beschriebenen Verhiltnis von Erzeugern, Netzbetreibern
und Kunden kénnen Annahmen zur Versorgung durch eine die Netzebene tibergreifende Jahreshdchstlast in
GW konkretisiert werden. Weil die Jahreshochstlast der maximalen Leistungsanforderung des
Energieversorgungsnetzes entspricht, ist sie eine mafigebliche GrofRe fiir die Dimensionierung des
Energieversorgungsnetzes. Die Jahreshochstlast ist die maximal in einem Jahr zu einem bestimmten
Zeitpunkt auftretende Summe der Leistung aller angeschlossenen Verbraucher am Verteil- und
Ubertragungsnetz inklusive der Summe der durch den Transport entstehenden Verlustleistung im Verteil-
und Ubertragungsnetz.

4.2.1 Referenzwerte fiir das Jahr 2015

Zur Ermittlung des Referenzwertes der Jahreshochstlast des Jahres 2015 kann auf Daten der
Ubertragungsnetzbetreiber zuriickgegriffen werden, die die Jahreshéchstlast in dem Bericht der deutschen
Ubertragungsnetzbetreiber zur Leistungsbilanz 2015 nach § 12 Abs. 4 und Abs. 5 EnWG mit Stand vom
30.09.2015 (nachfolgend: Leistungsbilanzbericht 2015) dargestellt haben. Der Leistungsbilanzbericht 2015
beinhaltet sowohl eine Statistik der von den Ubertragungsnetzbetreibern ausgewerteten Daten des Jahres
2014 als auch eine Prognose fiir das Jahr 2015. Da die abschlieffende Statistik der Ubertragungsnetzbetreiber
fiir das Jahr 2015 erst im kommenden Leistungsbilanzbericht 2016 zu erwarten ist, bezieht sich die
Bundesnetzagentur zur Ermittlung des Referenzwertes 2015 auf den Prognosewert der
Ubertragungsnetzbetreiber aus dem aktuellen Leistungsbilanzbericht 2015.

Im Leistungsbilanzbericht 2015 erldutern die Ubertragungsnetzbetreiber, warum eine genaue Messung der
Netzebenen iibergreifenden Jahreshéchstlast technisch nicht méglich ist: Bei einer Vielzahl von Verbrauchern
erfolgt keine Leistungsmessung der Stromentnahme, die fiir eine Bestimmung der Jahreshochstlast
erforderlich wére. Viele Verbraucher aber auch Erzeuger wie z.B. Photovoltaikanlagen verfiigen nur iiber eine
Messmoglichkeit der dem Netz entnommenen bzw. der in das Netz eingespeisten elektrischen Arbeit.
Weiterhin stiinden auch Daten zur Einspeisungen innerhalb von Industrienetzen, geschlossenen
Verteilnetzen und dem Netz der Deutschen Bahn nicht zur Verfiigung, womit ein nicht zu vernachlassigender
Teil der Verbraucher nicht erfasst werde. Die Jahreshochstlast konne daher nicht Giber die Verbrauchsseite
ermittelt werden. Da jedoch im Stromnetz der Verbrauch und die Erzeugung zu jeder Zeit gleich grof sein
muss, werde die Jahreshochstlast im Leistungsbilanzbericht 2015 indirekt tiber die Einspeisung auf der
Erzeugerseite hergeleitet. Den Ubertragungsnetzbetreibern seien sowohl die Einspeisungen in Industrienetze,
innerhalb geschlossener Verteilnetze sowie jene in das Netz der Deutschen Bahn bekannt. Dazu erfassten die
Ubertragungsnetzbetreiber den Leistungsfluss an den Ubergabestellen zwischen Ubertragungs- und
Verteilernetz sowie an die an das Ubertragungsnetz angeschlossenen Endverbraucher. Im Gegensatz zu den
Vorjahren ligen den Ubertragungsnetzbetreibern auch qualitativ hochwertige Daten zur Einspeisung von
erneuerbaren und konventionellen Erzeugern in das Verteilernetz vor, die ihnen im Rahmen des Prozesses
»Marktregeln fir die Durchfithrung der Bilanzkreisabrechnung Strom* (MaBiS) zur Verfiigung gestellt worden
seien. Auf diese Weise konnten Energieausgleichprozesse auf Verteilernetzebene, die bisher aus Perspektive
des Ubertragungsnetzbetreibers nicht ersichtlich waren, beriicksichtigt und die Einspeisung entsprechend
bilanziert werden. Die Ubertragungsnetzbetreiber gehen davon aus, dass 97% der gesamten Einspeisung (in
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das Verteiler- und das Ubertragungsnetz) im Rahmen ihrer Erhebungen zum Leistungsbilanzbericht 2015
abgedeckt wiirden.

Auf Grund der im Vergleich zu den Vorjahren verbesserten Erfassung der Einspeisung von 97% erachtet die
Bundesnetzagentur es erstmals fiir angemessen eine Hochrechnung auf die Grundgesamtheit vorzunehmen.
Die Ubertragungsnetzbetreiber weisen fiir die statistisch erhobene Jahreshéchstlast des Jahres 2014 einen
Wert von 81,8 GW aus, welcher im Leistungsbilanzbericht 2015 auch als Prognose fiir das Jahr 2015
angenommen wird. Wird dieser um die fehlende Einspeiseabdeckung von 3% nach oben korrigiert, ergibt sich
fur die Jahreshochstlast 84,4 GW.

Nach Angaben der Ubertragungsnetzbetreiber umfassen die ausgewiesenen Werte weder den
Kraftwerkseigenverbrauch noch die Leistungsaufnahme von Pumpspeicherkraftwerken, was - wie im Kapitel
II B 4.1 dargestellt - im Einklang mit den Anforderungen des Nettostromverbrauchs des Szenariorahmen
2017-2030 steht. Jedoch enthilt die von den Ubertragungsnetzbetreibern ausgewiesene Jahreshéchstlast die
Transportverluste des Verteil- und Ubertragungsnetzes. Da die Ubertragungsnetzverluste jedoch nicht
Eingangsparameter sondern Ergebnis der Netzberechnung sind, miissen diese von den ermittelten 84,4 GW
abgezogen werden. Zur Ermittlung der Ubertragungsnetzverluste greift die Bundesnetzagentur, wie schon im
Szenariorahmen 2025, auf die Daten des Monitoringberichts 2015 zuriick. In diesem werden fir 2014
Ubertragungsnetzverluste in Héhe von 6,4 TWh ausgewiesen, die aus den in Kapitel II B 4.1 genannten
Griinden auch fiir das Jahr 2015 angesetzt werden. Unter der vereinfachten Annahme einer gleichverteilten
Auslastung des Ubertragungsnetzes iiber alle 8760 Stunden des Jahres ergibt sich ein Anteil der
Ubertragungsnetzverluste an der Jahreshéchstlast von 0,73 GW (6,4TWh/8760h=0,73GW). Werden diese

0,73 GW von den zuvor ermittelten 84,4 GW abgezogen, ergibt sich ein Referenzwert der Jahreshochstlast fir
das Jahr 2015 von 83,7 GW.

4.2.2 Prognosewerte fiir das Jahr 2030/2035

Im Szenariorahmen 2025 wurde noch davon ausgegangen, dass sich die Jahreshdchstlast proportional zur
Entwicklung der Jahresstromnachfrage verhilt. Als Resultat wurde die Jahreshochstlast fiir die Zieljahre 2025
und 2035 entsprechend zur Prognose zum Nettostromverbrauch skaliert (siehe Szenariorahmen 2025,
Entscheidung vom 19.12.2014, S. 81 ff.). Diesem Vorgehen lag die Annahme zu Grunde, dass sich zwar die
Menge der nachgefragten Jahresenergie verindert, jedoch nicht das zeitliche Nachfrageverhalten und damit
der Lastverlauf. Der Bundesnetzagentur war bewusst, dass durch technologischen Fortschritt Anderungen im
Lastverlauf moéglich sind. Jedoch wurden deren Auswirkung auf das im Fokus liegende Zieljahr 2025 nicht als
derart signifikant eingestuft, als dass eine Anpassung des Lastverlaufs hitte vorgenommen werden miissen.

Da der Betrachtungszeitraum des Szenariorahmens nun im Jahr 2030 liegt, miissen finf weitere Jahre
technologische Entwicklung und fortgeschrittene Marktdurchdringung neuer Stromanwendungen
berticksichtigt werden. Aus diesem Grund ist die Bundesnetzagentur der Meinung, dass die oben genannte
Argumentation des Szenariorahmens 2025 fiir den Szenariorahmen 2017-2030 nicht mehr passend ist. Eine
reine Skalierung der Jahreshéchstlast proportional zur Entwicklung des Stromverbrauchs wiirde den Einfluss
neuer Stromanwendungen und Effizienzeinsparungen auf den Lastverlauf und damit auf die Jahreshochstlast
nicht angemessen abbilden.

Am Beispiel der Elektromobilitit kann der Einfluss einer neuen Technologie auf die Jahreshdchstlast
anschaulich dargestellt werden. Mit dem Anstieg der Anzahl von Elektroautos steigt auch die zur Nutzung
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dieser Fahrzeuge benotigte und vom Stromsektor bereitgestellte Energie. Der Betrieb der Elektrofahrzeuge hat
jedoch nicht nur einen Einfluss auf die Summe der jahrlich benétigten elektrischen Gesamtenergie, sondern
auch auf das zeitliche Bezugsverhalten dieser Energie durch die Nachfrager. Das seit vielen Jahren relativ
konstant verlaufende Lastprofil kann sich daher durch die Etablierung der Elektromobilitit spiirbar
verdndern. So ist es vorstellbar, dass es in den frithen Abendstunden der Wochentage zu einer starken
Erhohung der Last kommt, wenn zahlreiche Elektroautos nach dem Arbeitsweg im heimischen Car-Port
geladen werden. Ebenso konnten Elektroautos jedoch auch zu einer Lastgldttung fithren, sofern sie als
intelligente Speicher eingesetzt werden. So konnten Elektroautos mit Ladebedarf bei Stromiberschuss flexibel
als zusdtzliche Verbraucher zugeschaltet werden, um einen giinstigen Strompreis zu nutzen. Theoretisch
konnten Elektroautos je nach Marktsituation auch Energie ins Stromnetz einspeisen, sofern die Verfiigbarkeit
des Elektroautos als Speicher wirtschaftlich angereizt wird.

Neben der Elektromobilitit gibt es viele weitere neue Stromanwendungen, die Einfluss auf den Verlauf der
Last und damit der Jahreshochstlast haben. Bekannte neue Anwendungen sind Warmepumpen, PV-
Kleinspeicher, Power-to-Heat-Anwendungen oder Power-to-Gas-Anlagen sowie das klassische
Lastmanagement, bei dem eine Lastreduktion bzw. eine zeitliche Verlagerung der Last mit (in der Regel)
Industriekunden vertraglich geregelt wird. Wie auch bei der Elektromobilitit ist bei vielen dieser
Anwendungen nicht eindeutig vorherzusagen, wann sie zu einer Erh6hung, einer Senkung oder einer
Verlagerung der Last beitragen. Die Jahreshochstlast kann prinzipiell zu vielen Stunden des Jahres auftreten,
in denen nicht zwingend vorhersehbar ist, wie die Elektromobilitiat, Power-to-Heat-Anwendungen, Power-to-
Gas oder das Lastmanagement gerade auf die Marktsituation reagieren. Auch wie sich die
Energieeinsparungen durch eine Steigerung der Energieeffizienz zeitlich verteilen und wie sich dies auf die
Jahreshochstlast auswirkt, kann nicht pauschal bestimmt werden.

Eine strikte Kopplung der Jahreshochstlast an den Stromverbrauch, wie im Szenariorahmen 2025, ist auf
Grund des situativ nur unzureichend bestimmbaren Verhaltens der neuen Stromanwendungen nicht
sachgerecht. Die Ubertragungsnetzbetreiber schlagen daher erstmalig vor, die Jahreshochstlast mit Hilfe des
Bottom-Up-Simulationsmodells eLOAD zu ermitteln. Der Einsatz des eLOAD-Modells gestattet die Analyse
der Auswirkungen einer veranderten Zusammensetzung der Stromnachfrage durch verdnderte
wirtschaftliche Entwicklung, Energieeffizienz oder neue Stromanwendungen auf die Entwicklung von
stindlichem Lastverlauf und Jahreshochstlast. eLOAD verwendet die Methode der ,partiellen
Dekomposition®, um die Auswirkungen struktureller Anderungen in der jihrlichen Nachfrage auf die
stindliche Last zu berticksichtigen. Bei der , partiellen Dekomposition“ wird die historische Lastkurve in ihre
Bestandteile, also in die Lastverlaufe der einzelnen Anwendungen zerlegt. Die einzelnen historischen
Lastverldufe werden dann entsprechend der Entwicklungsprognose der betrachteten Anwendung angepasst,
sofern eine signifikante Verdnderung des spezifischen Lastverlaufs zu erkennen ist. Der kumulierte
Lastverlauf der Anwendungen, die keine Giberdurchschnittliche Nachfrageinderung aufweisen, wird als
Aggregat skaliert. Ergebnis des eLOAD-Projektionsmoduls ist die stiindliche nationale Lastkurve fiir die
Projektionsjahre 2030 und 2035. Diese Lastkurve kann anschliefend hinsichtlich der Evolution bestimmter
Lastcharakteristika, z.B. der Jahreshochstlast, ausgewertet werden. Zur Durchfiihrung der partiellen
Dekomposition steht den Ubertragungsnetzbetreibern eine umfangreiche Datenbank mit {iber 600
Lastprofilen aus Feldstudien, Gebdudesimulationen und internen Daten aus Industrieprojekten zur
Verfligung. Die anwendungsspezifischen Lastprofile liegen entweder nach Typtagen (Werktag, Wochenende,
Feiertag), als Zeitreihe tiber den Verlauf eines gesamten Jahres oder als mathematische Funktion vor.
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Insbesondere die funktionsbasierten Profile gestatten die Modellierung des Lastverlaufs einer Anwendung in
Abhingigkeit externer Faktoren, wie Aufientemperatur, Arbeitszyklen, usw.

Um einschitzen zu konnen, wie sich die neuen sowie die klassischen Stromanwendungen auf einzelne
Sektoren auswirken, nutzen die Ubertragungsnetzbetreiber zusitzlich ein technologiebasiertes Modell
namens FORECAST. In diesem wird erstmalig die technologische Zusammensetzung der verschiedenen
stromnachfragenden Sektoren (Haushalte, Gewerbe-, Handel- und Dienstleistungen, Industrie, Verkehr und
Landwirtschaft) abgebildet. Die Modellierung der einzelnen Sektoren variiert dabei in Abhéingigkeit ihrer
strukturellen Zusammensetzung. So wird beispielsweise die Industrie nach verschiedenen Branchen (z. B.
Eisen- und Stahlherstellung) differenziert, die wiederum nach unterschiedlichen Prozessen unterschieden
werden. Im Haushaltssektor wird nach verschiedenen Verwendungszwecken (z.B. Beleuchtung, Raumwairme)
unterschieden, die wiederrum durch unterschiedliche Technologien abgebildet sind. Dabei wird jede einzelne
Technologie tiber sogenannte techno-6konomische Parameter (z.B. Anschaffungspreis, spezifischer
Verbrauch) représentiert. Des Weiteren werden je nach Szenario unterschiedliche politische Zielsetzungen
(z.B. monetire Instrumente oder regulatorische Instrumente) mit in die Analyse einbezogen, die dann
wiederum zu einer unterschiedlichen Verbreitung der Technologien in den einzelnen Sektoren fiihren.
Erginzt wird diese technologiebasierte Betrachtung um den Einfluss sozio-6konomischer Rahmenparameter
wie der Entwicklung der Bevolkerung oder des Bruttoinlandsproduktes auf die zukiinftige Entwicklung der
Stromnachfrage. Die Ubertragungsnetzbetreiber haben fiir alle Szenarien die gleiche
Bevolkerungsentwicklung angenommen. Diese basiert auf der 13. koordinierten
Bevolkerungsvorausrechnung des statistischen Bundesamtes. Neben den Ergebnissen der koordinierten
Bevolkerungsvorausrechnung werden die Ergebnisse des Migrationsberichtes 2011 des Bundesamtes fiir
Migration und Fliichtlinge und des Zensus von 2011 berticksichtigt. Im Rahmen der
Bevolkerungsvorausrechnung haben die Ubertragungsnetzbetreiber mehrere mégliche Entwicklungen
analysiert, die sich durch unterschiedliche Geburtenraten, Lebenserwartungen und Wanderungssalden
unterscheiden. In Anbetracht der derzeitigen und zukiinftig antizipierten Migrationsentwicklungen wird in
den Szenarien die Variante ,,Kontinuitat bei stirkerer Zuwanderung® unterstellt. Insgesamt wird daher bis
zum Jahr 2020 von einem leichten Anstieg der Gesamtbevoélkerung und in den daraufhin folgenden
Jahrzehnten von einer Reduktion der Bevolkerungszahl ausgegangen. Die Berticksichtigung der genannten
Rahmenparameter ist von zentraler Bedeutung, da deren Anderung sich wesentlich auf das Niveau der
zukiinftigen Entwicklung der Stromnachfrage auswirkt.

Die Funktionsweise zur Bestimmung des Lastverlaufs und damit der Jahreshochstlast kann an dem Beispiel
der Stromnachfrage der Stahlerzeugungsbrache verdeutlicht werden. Bei der Stahlherstellung handelt es sich
um einen energieintensiven Prozess, dessen Entwicklungsprognose sinnvoll erscheint. Der Stromverbrauch
und Lastverlauf der Stahlindustrie ist von verschiedenen Parametern abhéngig, die im Rahmen des
FORECAST Modells variiert werden kénnen. Zu nennen ist hier zum Beispiel die Bruttowertschopfung oder
die Produktionskapazitit der Branche, die Abhingigkeit von der BIP-Entwicklung und die angenommenen
Rohstoffpreise im jeweiligen Szenario. Auch die angenommenen Beschéftigungszahlen sind abhingig von den
O0konomischen Rahmenbedingungen und der angenommene Entwicklung von Bevoélkerung und
Arbeitsmarkt in der Region. Je nach Wahl der Rahmenparameter ergibt sich ein bestimmter Stromverbrach
und Lastverlauf fir die Branche. Neben der Stahlindustrie werden mit eLoad die verschiedenen Lastkurven
energieintensiver Branchen zu einer gemeinsamen Lastkurve des Subsektors der energieintensiven Industrien
aggregiert. Auch der Subsektor der nicht energieintensiven Industrien wird betrachtet. Dessen Lastkurve wird

zusammen mit der Lastkurve der energieintensiven Unternehmen erneut zur Lastkurve des Industriesektors
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zusammengefasst. Gemeinsam mit den ebenso aggregierten Lastkurven des Haushalts-, GHD- und
Verkehrssektors ergibt sich die prognostizierte Gesamtlastkurve im jeweiligen Szenario, aus dem die
Jahreshéchstlast abgelesen werden kann. Tabelle 7 zeigt eine beispielhafte Ubersicht der Sektoren und eine
Auswahl der Subsektoren sowie die Einflussparameter auf die Stromnachfrage und den Lastverlauf des
Sektors.

Sektor Subsektor Einflussparameter

Bevodlkerungsentwicklung
Wohnfliche, Wohnstruktur
Anzahl der Haushalte
Energieeffizienz von Gerdten

Gerdte
Haushaltssektor Beleuchtung
Elektrische Heizsysteme

Finanzsektor Bruttowertschopfung je Subsektor
GHD-Sektor Einzelhandel Beschéftige je Subsektor
Offentliche Verwaltung Bevolkerungsentwicklung

Energieintensiver Subsektor

(z.B. Stahlindustrie)
Nicht-Energieintensiver Subsektor
(z.B. Maschinenbau)

Bruttowertschopfung je Subsektor
Beschéftige je Subsektor
Produktionskapazitat

Industriesektor

Elektromobilitit Stromnachfrage der Verkehrstrager

Verkehrssektor . Entwicklung der Ladeinfrastruktur
Schienenbahnen .
Subventionen

Tabelle 7: Einfluss von Sektoren und Subsektoren auf die Jahreshochstlast

Die Bundesnetzagentur erachtet die von den Ubertragungsnetzbetreibern vorgeschlagene neue Methodik zur
Ermittlung der Jahreshochstlast fiir angemessen. Weiterhin schlief3t sich die Bundesnetzagentur den
Ausfithrungen aus dem Entwurf der Ubertragungsnetzbetreiber an, dass der Einfluss der neuen
Stromanwendungen, wie Elektromobilitit, Warmepumpen und Power-to-Gas erstmalig {iber den
Stromverbrauch und die Jahreshochstlast abgebildet werden muss. Das klassische Lastmanagement mit
seinen Fihigkeiten zur Lastreduktion- und Verschiebung flieft ebenfalls in die Netzplanung ein. Allerdings im
Rahmen der Marktsimulation als modellendogener Parameter (vgl. Kapitel II B 3.4.3).

Die Bundesnetzagentur legt die Jahreshéchstlast in Héhe von 84 GW fest, die die Ubertragungsnetzbetreiber
in allen den Szenarien des Netzentwicklungsplans 2017-2030 einzuhalten haben. Dariiber hinaus haben die
Ubertragungsnetzbetreiber im Szenariorahmen 2017-2030 bei der Ermittlung der Jahreshéchstlast die
Vorgaben der Bundesnetzagentur zu Elektrofahrzeugen, Warmepumpen und Power-to-Gas im Kapitel II B
3.4.3 verbindlich zu berticksichtigen und im Netzentwicklungsplan 2017-2030 darzustellen.

Die Festlegung der Jahreshochstlast und die Beflirwortung der Ermittlung des Wertes, mit der von den
Ubertragungsnetzbetreibern fiir die Marktmodellierung vorgeschlagenen Methodik durch die
Bundesnetzagentur spiegelt auch das Ergebnis der Konsultation wieder. In zahlreichen Beitragen werden
sowohl ein steigender Verlauf der Jahreshéchstlast als auch eine konstante oder sinkende Entwicklung bis in
das Zieljahr 2030 gefordert. Dabei werden diese gegensitzlichen Prognosen nicht selten mit dem Effekt der
neuen Stromanwendungen auf die Jahreshochstlast begriindet. Zum Beispiel wird unterstellt, dass durch ein
starkes Wachstum der Elektromobilitit eine hohere Jahreshochstlast durch ein dhnliches Ladeverhalten der
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Nutzer herbeigefiihrt werde. Ebenso wird ausgefiihrt, dass durch das starke Wachstum der Elektromobilitét
dem Strommarkt ein hohes Speicher- und Flexibilititspotenzial zur Verfiigung stehe, welches die
Jahreshochstlast verringere.

Die Ubertragungsnetzbetreiber weisen im Rahmen der Anhérung darauf hin, dass eine Erreichung der im
Szenariorahmen vorgegebenen Jahreshochstlast nicht im Vorhinein sichergestellt werden kénne. Die sich
einstellende Jahreshochstlast sei ein Resultat der Optimierung auf Basis von eLoad und hinge stark vom
Einsatz der von der Bundesnetzagentur vorgegebenen Lastflexibilitdten ab.
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4.3 Erzeugung

4.3.1 Referenzwerte fiir das Jahr 2015

Die Referenzwerte fir das Jahr 2015 sind nicht Bestandteil dieser Genehmigung. Sie dienen lediglich als
Ausgangswert zur Bestimmung der installierten konventionellen und regenerativen Erzeugungsleistung in
den Zieljahren 2030 und 2035. Im Gegensatz zum Entwurf der Ubertragungsnetzbetreiber, in dem Werte fiir
das Jahr 2014 (31.12.2014) als Referenz genutzt wurden, werden in der Genehmigung die Werte zum Jahr 2015
(31.12.2015) angegeben.

4.3.1.1 Regenerative Erzeugung

Entwurf des Szenariorahmen: Genehmigung:

Erzeugungstyp Werte fiir 2014 Werte fiir 2015
(31.12.2014) (31.12.2015)

Wind Onshore 38,8 GW 41,2 GW
Wind Offshore 1,2 GW 3,4 GW
Photovoltaik 37,3 GW 39,3 GW
Biomasse 6,8 GW 7,0 GW
Wasserkraft 4,3 GW 5,6 GW
sonstige regenerative Erzeugung 0,6 GW 1,3 GW

Tabelle 8: Referenzwerte regenerativer Kapazititen im Jahr 2014/2015

Die Referenzwerte fiir die installierte regenerative Erzeugungsleistung wurden im Vergleich zum Entwurf des
Szenariorahmens im Hinblick auf alle Energietrager geindert.

Fiir die installierte Leistung Wind Onshore betrigt der Referenzwert 41,2 GW. Dieser Wert entspricht dem fiir
den 31.12.2015 ausgewiesenen Wert in der Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur (Stand: 10.05.2016).

Zur Prognose des zukiinftigen Riickbaus der Windenergieanlagen werden neben dem Referenzwert auch
historische Zubauwerte benotigt, da der im EEG 2016 angegebene Bruttozubauwert durch den Riickbau auf
einen prognostizierten Nettozubauwert reduziert wird. Dabei wird zur Prognose des Riickbaus eine pauschale
Betriebsdauer der Windenergieanlagen von 20 Jahren unterstellt. Alle Anlagen werden somit pauschal
behandelt als wiirden sie nach 20 Jahren aufier Betrieb genommen. Dem liegt die Uberlegung zu Grunde, dass
die nach 20 Jahren auslaufende Férderung der Anlagen die Wirtschaftlichkeit so beeintrachtigt, dass ein
weiterer Betrieb als unwahrscheinlich anzusehen ist. Die historischen Zubauwerte werden von 2003-2014 aus
dem EEG-Statistikbericht der Bundesnetzagentur (,EEG in Zahlen“) entnommen. Von 1990-2003 werden
Zubauwerte aus der Veroffentlichung ,Zeitreihen zur Entwicklung der erneuerbaren Energien in
Deutschland“ der Arbeitsgruppe Erneuerbare Energien-Statistik (AGEE-Stat) entnommen. Diese
Arbeitsgruppe erstellt unter der Leitung des Umweltbundesamts umfangreiche Statistiken zu Erneuerbaren
Energien.

Nach der in der Anhérung geduferten Meinung der Ubertragungsnetzbetreiber sei eine unterstellte
Betriebsdauer von 20 Jahren fiir Windenergieanlagen nicht sachgerecht. Vielmehr sollten Aspekte wie der
Weiterbetrieb von wirtschaftlich abgeschriebenen Bestandsanlagen (u.a. auf Grund eines Wegfalls des
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Repoweringbonus) beriicksichtigt werden. Nach Erkenntnissen der Ubertragungsnetzbetreiber erscheint ein
Weiterbetreib der Anlagen iber 20 Jahre hinaus aus technisch wirtschaftlicher Sicht sehr wahrscheinlich.

Die Gesamtnutzungsdauer einer Windenergieanlage errechnet sich aus der Summe der geplanten
Nutzungsdauer und der Restnutzungsdauer. Klassischerweise besitzt eine Windenergieanlage aus mehreren
Griinden eine geplante Nutzungsdauer von 20 Jahren: Zum einen entsprechen die 20 Jahre der Untergrenze
der Entwurfslebensdauer im Bereich der technischen Normen (IEC und DIBt), sodass die Anlage im Regelfall
fur diese Dauer fiir den Betrieb zertifiziert ist. Zum anderen sieht der neue Gesetzesentwurf des EEG 2016
weiterhin eine Laufzeit der Vergiitung von 20 Jahren ab Inbetriebnahme vor. Nach Ablauf der geplanten
Nutzungsdauer wird die Windenergieanlage tiblicherweise mit Wegfall der EEG-Forderung aus
wirtschaftlichen Griinden stillgelegt und riickgebaut. Als Alternative dazu gibt es fiir den Betreiber die
Moglichkeit des Weiterbetriebs der Anlage innerhalb der Restnutzungsdauer, was gleichbedeutend ist mit
einer nachhaltigeren Nutzung als bei Riickbau und Verschrottung der Anlage. Der Weiterbetrieb ist jedoch
nur sinnvoll, wenn ein sicherer Betrieb gewihrleistet werden kann, was durch erginzende Nachweise zur
Standsicherheit und Gebrauchstauglichkeit verpflichtend nachgewiesen werden muss, und die erzielten
Ertrage missen die Kosten fiir den Betrieb sowie die Instandhaltung tiberwiegen.

Die Frage der Betriebszeitverlingerung wird im Bereich der Windenergie erst seit kurzer Zeit diskutiert, weil
viele Windenergieanlagen sich noch vor Ablauf der geplanten Nutzungsdauer befinden oder vor Ablauf durch
modernere Anlagen ersetzt werden. Aus technischer Sicht hélt die Bundesnetzagentur es grundsétzlich fir
moglich, dass Windenergieanlagen {iber ihre geplante Nutzungsdauer hinaus weiterbetrieben werden kénnen.
Es ist jedoch unwahrscheinlich, dass Hersteller mit einer mafgeblich langeren Nutzungsdauer als der
Mindestentwurfslebensdauer planen, da sich damit die Herstellerkosten und somit die Verkaufspreise
erhohen wiirden. Weiter bleibt fraglich, ob sich der Weiterbetrieb aus wirtschaftlicher Perspektive lohnt. Auf
der Erlosseite endet nach 20 Jahren die EEG-Forderung, kostenseitig miissen neben den tiblichen Kosten fiir
Betrieb und Instandhaltung auch die Kosten des Nachweisverfahrens, der ggf. notwendigen Monitoring-
Einrichtung zur Uberwachung der Anlage sowie der Ertiichtigung bei Mingeln beriicksichtigt werden. Ferner
hat die Branche wenig Erfahrung mit dem Weiterbetrieb {iber die geplante Nutzungsdauer hinaus, die
Verfahren zur Berechnung der Restnutzungsdauer sind sehr komplex und noch nicht standardisiert. Aus
heutiger Sicht hilt die Bundesnetzagentur es fiir unwahrscheinlich, dass die durchschnittliche Nutzungsdauer
von 20 Jahren in einem fiir die Netzplanung relevanten Mafle iberschritten wird. Aus genannten Griinden
wird die Lebensdauer von Windenergieanlagen im Szenariorahmen 2030 deshalb weiterhin mit 20 Jahren
angenommen.

Der Referenzwert fiir die installierte Leistung Wind Offshore betrédgt 3,4 GW und stammt aus der
Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur (Kraftwerksdaten Erneuerbare Energien, Stand: 10.05.2016).

Fir die installierte Leistung Photovoltaik betrigt der Referenzwert 39,3 GW. Der Wert stammt ebenfalls aus
der Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur (Kraftwerksdaten Erneuerbare Energien, Stand: 10.05.2016).

Der Referenzwert fir die installierte Leistung Wasserkraft in Héhe von 5,6 GW stammt auch aus der
Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur (Kraftwerksdaten Erneuerbare Energien, Stand: 10.05.2016). Dieser
Wert umfasst die Laufwasser- und Speicherwasserkraftanlagen. Darin sind auch diejenigen Anlagen der
Kraftwerksliste in Hohe von 1,5 GW enthalten, die aus dem grenznahen Ausland iiberwiegend in das deutsche
Netz einspeisen und sich in der Regelzone der Ubertragungsnetzbetreiber befinden. Pumpspeicherkraftwerke
werden in der Rubrik ,Pumpspeicher” unter den konventionellen Energietrigern zusammengefasst.
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Fiir die installierte sonstige regenerative Erzeugungsleistung betragt der Referenzwert 1,3 GW. Umfasst sind
Deponiegas-, Klargas-, und Geothermiekraftwerke sowie hilftig Abfallkraftwerke. Zwar werden
Abfallkraftwerke in der konventionellen Kraftwerksliste gefiihrt. Aufgrund der Annahme, dass 50 % des
Abfalls biogenen Ursprungs ist, wird die Halfte der Leistung von Abfallkraftwerken jedoch bilanziell zu den
Erneuerbaren Energien gezihlt. Als Quelle liegt auch hier die Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur
(Kraftwerksdaten Erneuerbare Energien, Stand: 10.05.2016) zugrunde.

4.3.1.2 Konventionelle Erzeugung

Die installierte Kraftwerksleistung im Jahr 2015 ist der Tabelle 9 zu entnehmen.

Entwurf des Szenariorahmen: Genehmigung:

Erzeugungstyp Werte fiir 2014 Werte fiir 2015
(31.12.2014) (31.12.2015)

Kernenergie 12,1 GW 10,8 GW
Braunkohle 21,0 GW 21,1 GW
Steinkohle 26,1 GW 28,6 GW
Erdgas 29,3 GW 30,3 GW
Ol 3,8 GW 4,2 GW
Pumpspeicher 9,1 GW 9,4 GW
sonstige konventionelle Erzeugung 43 GW 2,3 GW

Tabelle 9: Referenzwerte konventioneller Erzeugungsleistung im Jahr 2014/2015

Die in der Tabelle 9 abgebildete konventionelle Erzeugungsleistung zum 31.12.2015 ergibt sich aus der aktuell
veroffentlichten Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur (Stand 10.05.2016). Die Tabelle beinhaltet die
Kraftwerksleistung der in Deutschland ,in Betrieb®, ,gesetzlich an Stilllegung gehinderten“ und ,vorldufig
stillgelegten” sowie z.B. in Reparatur befindlichen Kraftwerke. Kraftwerke, die im Jahr 2016 in Betrieb
genommen wurden bzw. noch werden, werden der Kategorie ,,in Bau“ zugeordnet und sind nicht in Tabelle 9

enthalten.

Die Referenzwerte fiir die installierte konventionelle Erzeugungsleistung wurden im Vergleich zum Entwurf
des Szenariorahmens gedndert. Die Abweichungen bei allen Energietriagern entstehen aufgrund der Wahl des
31.12.2015 als Stichtag, im Gegensatz zum Entwurf der Ubertragungsnetzbetreiber, in welchem der 31.12.2014
als Stichtag gewahlt wurde.

Die relativ grofle Abweichung bei der installierten Leistung von Atomkraftwerken hiangt mit der Stilllegung
des Kernkraftwerks Grafenrheinfeld im Jahr 2015 zusammen. Kuppelgaskraftwerke werden in der
Genehmigung unter der Kategorie ,Erdgas” gefithrt, wihrend sie bei den Ubertragungsnetzbetreibern und im
Monitoringbericht der Bundesnetzagentur und des Bundeskartellamts teilweise unter ,sonstige
konventionelle Erzeugung” gefithrt wurden.

Abfallkraftwerke werden weiterhin mit ihrer kompletten Erzeugungsleistung in der konventionellen
Kraftwerksliste gefiihrt. Bilanziell wird die Halfte der Leistung sowie die Halfte der erzeugten Energiemenge
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den Erneuerbaren Energien zugerechnet, da angenommen wird, dass ca. 50 % des Abfalls biogenen Ursprungs
ist. Aufgefiihrt wird die Leistung von Abfallkraftwerken unter ,,sonstige konventionelle Erzeugung”.

Gegenwirtig nehmen nicht alle in Deutschland befindlichen Kraftwerke am Energy Only Markt teil. Zur
transparenteren Darstellung muss bei den Referenzwerten zur konventionellen Erzeugung zwischen am
Energy Only Markt befindlichen Kraftwerken und aufRerhalb des Energy Only Markts agierenden
Kraftwerken unterschieden werden. Von der konventionellen Erzeugungsleistung von insgesamt 106,9 GW
Ende 2015 nehmen Kraftwerke mit einer Gesamtleistung von 99,1 GW am Energy Only Markt teil. Kraftwerke
mit einer Gesamtleistung von 7,8 GW agieren auflerhalb des Energy Only Markts. Zu den Kraftwerken, die
Ende 2015 aufierhalb des Energy Only Markt agierten, gehoren gesetzlich an der Stilllegung gehinderte
Kraftwerke mit einer Gesamtleistung von 4,6 GW sowie vorlaufig stillgelegte Kraftwerke mit einer
Gesamtleistung von 3,2 GW.
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Anmerkung: Abgebildet sind ausschlieBlich Kraftwerke > 10 MW Stand: 15.06.2016

Abbildung 5: Konventioneller Kraftwerkspark 2015

Wichtiger Hinweis: Die Skalierung der Balken weicht zu den einzelnen Szenarien ab (siehe Legende).
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4.3.2 Must-Run Bedingungen und Flexibilisierungen der konventionellen Kraftwerke

Neben der Stromerzeugung fiir die 6ffentliche Stromversorgung erfiillen viele Kraftwerke zusatzliche
Versorgungsaufgaben. Diese umfassen beispielsweise die Bereitstellung von Warme fiir den Fern- und
Nahwirmebedarf sowie die Bereitstellung von Warme beziehungsweise Strom fiir direkt zugeordnete
Industrie-, Produktions- und Kraftwerksprozesse. Um diese zusitzlichen Versorgungsaufgaben in der
Strommarktmodellierung zu berticksichtigen, haben die Ubertragungsnetzbetreiber bestimmte
Mindesteinsatzbedingungen (Must-Run) als EingangsgrofRen fir die Marktsimulationen definiert. Diese haben
unmittelbaren Einfluss auf den simulierten Kraftwerkseinsatz. Dazu haben die Ubertragungsnetzbetreiber die
zu modellierenden Kraftwerksblocke zunichst einer bestimmten Kraftwerkskategorie zugeordnet.

In einer vereinfachten Darstellung haben die Ubertragungsnetzbetreiber hierbei zwischen drei Kategorien
unterschieden:

In der ersten Kategorie ,strommarktbasierter Erzeugungsanlagen® enthalten sind Anlagen, welche in der
Marktmodellierung rein strommarktgetrieben eingesetzt werden. Eine Kopplung zum Wirmemarkt oder
anderen Prozessen besteht hier nicht oder wird in der Modellierung vernachlassigt.

In der zweiten Kategorie ,Kraft-Wiarme-Kopplung” sind Erzeugungsanlagen mit Kraft-Warme-Kopplung
enthalten, welche neben der Stromerzeugung auch zur Deckung der Warmenachfrage beitragen. Hierbei
findet im Modell eine Zuordnung der Anlagen zu Wiarmeregionen statt. Jeder Warmeregion wird dabei eine
durch diese Anlagen zu deckende Wirmelastganglinie hinterlegt. Innerhalb dieser Kraftwerkskategorie wird
ferner zwischen nicht-wirmegefiihrten und wiarmegefithrten Anlagen unterschieden. Warmegefiihrte
Anlagen erhalten eine fixe, aber zeitvariable und temperaturabhingige Einspeisevorgabe. Eine Uber- oder
Unterschreitung der Einspeisevorgabe ist im Modell nicht zulissig. Dem gegeniiber wird den nicht
wirmegefiihrten Anlagen zwar auch eine durch die Warmelast bedingte Mindesteinspeisezeitreihe
vorgegeben. Diese Anlagen besitzen jedoch die Flexibilitit, marktgetrieben (sowohl Strom- als auch
Warmemarkt) davon abzuweichen. Somit kann die Erzeugung dieser Anlagen bei niedrigen Strompreisen
reduziert und die dadurch fehlende Warmeerzeugung beispielsweise durch Heizkessel erbracht werden.
Entsprechend kéonnen diese Anlagen bei hohen Strompreisen ihre Erzeugungsleistung erhéhen.

In der dritten Kategorie ,Industrie/Sonstige Versorgung*“ sind Erzeugungsanlagen enthalten, die an
Industriestandorten von den dort ansédssigen Unternehmen betrieben werden. Fiir solche Kraftwerke wird
dabei im Modell ein Mindesteinsatz angenommen. Der Einsatz dieser Anlagen ist teilweise zur
Aufrechterhaltung der Industrieprozesse notwendig. Weiterhin laufen die Kraftwerke haufig auch, weil es
durch Ersparnisse bei den Netzentgelten und der EEG-Umlage im Zuge der Eigenerzeugung fiir die
Unternehmen wirtschaftlich giinstiger ist, eigene fossile Kraftwerke zu betreiben, anstatt preiswerteren Strom
aus dem oOffentlichen Netz zu beziehen. Dariiber hinaus kdnnen diese Anlagen mit ihrer verbleibenden
Leistung analog zu KWK-Anlagen Energie fiir den Strom- und Warmemarkt erzeugen. In dieser Kategorie
sind auch Braunkohleblécke enthalten, die lokalen Standortrestriktionen unterliegen. Einige
Braunkohlekraftwerke erfiillen neben ihrer Erzeugung fiir den Strommarkt weitere Versorgungsaufgaben.
Dazu kénnen die Versorgung ihrer Tagebaue, die Deckung des Eigenbedarfs und ihr Beitrag zur
Fernwadrmeversorgung, zur Bahnstromversorgung oder fiir Produktionsprozesse gehoren. Diese Restriktionen
werden Uiber eine jahreszeitabhingige, oft standortscharfe, Mindesterzeugung modelliert.
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Die Annahmen zum Mindesteinsatz kommen laut Ubertragungsnetzbetreiber in der Marktsimulation dann
zum Tragen, wenn bei rein strommarktgetriebenem Einsatz die Erzeugung geringer wire als der unterstellte
Mindesteinsatz. Wahrend beim Kraftwerkseinsatz die technische Mindestleistung aufgrund der jeweiligen

Anlageneigenschaften einzuhalten ist, werden tiber die Mindesteinsatzbedingungen weitere Anforderungen

an den Kraftwerkseinsatz abgebildet.

Jede Erzeugungseinheit wird von den Ubertragungsnetzbetreibern abhingig von den in einem Szenario
unterstellten politischen und wirtschaftlichen Rahmenbedingungen einer der genannten Kategorien
zugeordnet.

In Szenario A 2030 wird keine Anderung der gegenwirtigen technischen Konfigurationen der
Erzeugungsanlagen angenommen. Die Rahmenbedingungen und Preise haben in Szenario A 2030 noch keine
ausreichenden Anreize fiir eine weiterreichende Flexibilisierung der Erzeugungsanlagen geschaffen. Damit
liegt diesem Szenario keine Weiterentwicklung des Kraftwerksparks mit einem Abbau von
Einsatzrestriktionen zugrunde. Eine Entkopplung von Strom- und Wiarmeerzeugung {iber das heutige Maf}
hinaus ist nicht zu beobachten. Die im Stromerzeugungssystem befindliche Must- Run-Erzeugung orientiert
sich am heutigen Niveau.

In Szenario B 2030/2035 werden eine teilweise Flexibilisierung des Kraftwerksparks und eine stiickweise
Entkopplung von Strom und Wirmeerzeugung angenommen. Damit liegt dieses Szenario im Hinblick auf die
Flexibilisierung von Erzeugungsanlagen und die verbliebene Must-Run-Erzeugung zwischen den Szenarien
A 2030 und C 2030. In Abhingigkeit von der Grofie der zu versorgenden Wiarmeregionen und der
Industriestandorte wird nur noch eine reduzierte Anzahl an Kraftwerksblécken mit Einsatzrestriktionen
(Must-Run) belegt. Die verbliebenen Erzeugungsanlagen werden rein strommarktgetrieben eingesetzt. Die
Auswabhl erfolgt so, dass im verbleibenden Kraftwerkspark an Industriestandorten zwar mindestens die Hélfte
der Blocke weiterhin Einspeisevorgaben erhalten, dariiber hinaus jedoch ein strommarktbasierter Einsatz der
(flexibelsten) Anlagen erfolgt. Um eine Entkopplung der Strom- und Warmeerzeugung von KWK-Anlagen
abbilden zu kénnen, wird angenommen, dass pro Wiarmeregion eine bestimmte Anzahl an Blocken - etwa die
Halfte der installierten KWK-Nennleistung - vollstindig marktbasiert eingesetzt werden kann. Durch diese
Vorgehensweise ist eine Reduzierung der durch KWK-Anlagen zu deckenden Warmenachfrage modellhaft
umgesetzt. Dies folgt aus der angenommenen Entkopplung von Strom- und Warmeerzeugung (u. a. Einsatz
von Wirmespeichern) und bedeutet nicht notwendigerweise eine Reduzierung der tatsachlich zu deckenden
Wéirmenachfrage durch den Stromsektor.

Dem gegeniiber wird in Szenario C 2030 von einer deutlichen Flexibilisierung des Kraftwerkseinsatzes und
einer vollstindigen Entkopplung von Strom- und Warmeerzeugung ausgegangen. In Szenario C 2030 werden
alle blockscharf modellierten Kraftwerke rein strommarktgetrieben eingesetzt. Lediglich die dezentralen
KWK-Anlagen < 10 MW erhalten Einspeisevorgaben. Auch technische Parameter wie Mindestbetriebs- und
Stillstandszeiten werden in diesem Szenario flexibler angesetzt. Dies trigt der Annahme Rechnung, dass durch
den forcierten Zubau der Erneuerbaren Energien die Signale aus dem Strommarkt einen sehr starken Anreiz
fir die Kraftwerksbetreiber schaffen, eine technische Flexibilisierung ihrer Anlagen voranzutreiben. Der
Einsatz der Anlagen wird dann hauptsichlich nach der jeweiligen Strommarktsituation ausgerichtet. Im
Bereich der blockscharf modellierten KWK-Anlagen kann ein flichendeckender Einsatz von
Wairmespeichern, Heizkesseln und elektrischen Heizstében fiir das Szenario C 2030 angenommen werden,
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sodass eine Stromeinspeisung dieser KWK-Anlagen zu Zeiten geringer Strompreise in jedem Fall
ausgeschlossen wird.

Die Bundesnetzagentur erachtet die oben vorgestellte Methodik der Ubertragungsnetzbetreiber zur
Kategorisierung der Erzeugungsanlagen fiir sachgerecht. Der Vorschlag der Ubertragungsnetzbetreiber steht
im Einklang mit zahlreichen Stellungnahmen aus der Konsultation, in denen gefordert wird, ein hoheres Maf
der Flexibilisierung der KWK- und Industrieanlagen anzunehmen. Die unterschiedliche Bewertung der
Erzeugungsanlagen in den einzelnen Szenarien erscheint der Bundesnetzagentur angemessen, da so eine
grofe Bandbreite der moglichen zukiinftigen Entwicklung ausreichend abgedeckt wird.

Die Bundesnetzagentur erwartet von den Ubertragungsnetzbetreibern, die Kategorisierung der
Erzeugungsanlagen auf Basis der genehmigten Kraftwerksliste nach oben vorgestellter Methodik fiir die
Marktmodellierung anzuwenden.

4.3.3 Produktionskosten

Die Annahmen zu Brennstoffpreisen und CO,-Zertifikatskosten sind wichtige Informationen, die fiir eine
transparente, nachvollziehbare und gut begriindete Marktmodellierung unerlésslich sind. Die auf Basis des
Szenariorahmens erfolgende Marktmodellierung ist ihrerseits Basis des Transportbedarfs, den das Netz
bewailtigen konnen muss und auf den hin es geplant wird.

Die Annahmen zu den Brennstoffpreisen und CO,-Zertifikatskosten beruhen auf Angaben der International
Energy Agency. Wie von einem Konsultationsteilnehmer zu Recht angemerkt, miissen fiir die Genehmigung
die Werte des aktuellen World Energy Outlook 2015 verwendet werden. Diese Werte konnen von den
Annahmen der Ubertragungsnetzbetreiber, welche auf dem veralteten World Energy Outlook 2014 basieren,
teilweise abweichen. Die von den Ubertragungsnetzbetreibern beantragte Zuordnung der Szenarien im World
Energy Outlook zu den Szenarien in der Genehmigung des Szenariorahmens wird beibehalten. Denn das
»Current Policies” Szenario entspricht am ehesten den grundsitzlichen Annahmen des Szenario A 2030.
Szenario B 2030/2035 und C 2030 dagegen entsprechen mit ihren kiirzeren konventionellen
Kraftwerkslaufzeiten und hoherem Ausbau der Erneuerbaren Energien eher dem ,,New Policies” Szenario. Die
Prognosen zu den zukiinftigen Braunkohlepreisen werden, wie von den Ubertragungsnetzbetreibern
vorgeschlagen, aus dem Projektionsbericht 2015 des Bundesministeriums fiir Umwelt, Naturschutz, Bau und
Reaktorsicherheit entnommen. Als Referenzwechselkurs wurde, in Anlehnung an die Annahmen des World
Energy Outlook 2015, der Durchschnittswert fiir das Jahr 2014 gewihlt (siehe World Energy Outlook 2015,

S. 674). Fur die Marktmodellierung sind somit folgende Werte zu verwenden:
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Referenz 2014 Szenario A 2030 Szenario B 2030 Szenario B 2035
Szenario C 2030

WEO Szenario WEO Szenario WEO Szenario

"Current Policies" "New Policies" “New Policies"
CO,-Zertifikatspreise 7€/t 23 €/t 28 €/t 33 €/t
Rohol 533 €/t 714 €/t 621 €/t 662 €/t
Erdgas 2,4 Cent/kWh 3,2 Cent/kWh 2,9 Cent/kWh 3,0 Cent/kWh
Steinkohle 59 €/t 86 €/t 77 €/t 79 €/t
Braunkohle 3,1 €/MWh 3,1 €/MWh 3,1 €/MWh 3,1 €/MWh

Tabelle 10: Brennstoffpreise und Zertifikatskosten
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4.3.4 Szenario A 2030

4.3.4.1 Annahmen zur regenerativen Erzeugung

Im Hinblick auf das Szenario A 2030 werden die von den Ubertragungsnetzbetreibern beantragten jihrlichen
Zubauraten von der Bundesnetzagentur modifiziert genehmigt.

Die Annahmen zur installierten regenerativen Erzeugungsleistung bewegen sich in ihrer Gesamtsumme in
Szenario A 2030 im Vergleich zu den anderen Szenarien am unteren Rand des Korridors des § 1 Abs. 2 EEG-E
2016, der den Anteil des aus Erneuerbaren Energien erzeugten Stroms am Bruttostromverbrauch vorgibt.

Fiir Wind Onshore ist eine installierte Leistung in Hohe von 54,2 GW anzunehmen. Diese ergibt sich aus der
installierten Kapazitdt im Jahr 2015 in Héhe von 41,2 GW zuziiglich eines durchschnittlichen jahrlichen
Bruttozubaus in Hohe von 2,59 GW. Diese Zubaurate orientiert sich zunichst in einem ersten Schritt an einem
Zubau in Hohe von 2,8 GW von 2017 bis 2019 und von 2,9 GW ab 2020. Die Annahmen wurden gegentiiber
dem ausgeschriebenen Zubau im EEG 2016 in einem zweiten Schritt herabgesetzt, weil trotz Ponale nicht
unterstellt wird, dass zwingend alle bei Ausschreibungen bezuschlagten Windkraftanlagen tatséchlich
errichtet werden. Daher wird in Szenario A 2030 von einer Realisierungsquote in Héhe von 90 % ausgegangen.
Der Wert liegt somit unterhalb des Wertes aus § 4 Nr 1 EEG-E 2016. Diese Zubaurate ist als unterer Rand der
wahrscheinlichen Entwicklung zu verstehen und erfiillt nach Berechnungen der Bundesnetzagentur in
Verbindung mit den anderen Erneuerbaren Energien und dem angenommenen Bruttostromverbrauch den
Zielkorridor des § 1 Abs. 2 EEG-E 2016.

Fiir Wind Offshore ist entgegen dem Antrag der Ubertragungsnetzbetreiber eine installierte Leistung in Hohe
von 14,3 GW anzunehmen. Diese ergibt sich vor dem Hintergrund der Umstellung des zu erwartenden
Ausbaus der Offshore-Windenergie auf ein Ausschreibungssystem entsprechend der aktuellen Novellierung
des EEG 2016.

Dabei wird die Offshore-Windenergie in einem eigenen Gesetz geregelt, dem Gesetz zur Entwicklung und
Foérderung der Windenergie auf See (Windenergie-auf-See-Gesetz, kurz WindSeeG), das seit dem 08.06.2016
als Kabinettsbeschluss der Bundesregierung vorliegt (WindSeeG-E). Nach § 1 Abs. 2 Satz 1 WindSeeG-E ist Ziel
des Gesetzes ein Ausbau von 15 GW Offshore-Windenergie bis zum Jahre 2030. Ausgangspunkt ist ein
Ausbaustand der Offshore-Windenergie von 7,7 GW in 2020 aufgrund unbedingter Netzanschlusszusagen der
Ubertragungsnetzbetreiber nach § 17 Abs. 2a EnWG alter Rechtslage und zugewiesener Kapazitit durch die
Bundesnetzagentur nach § 17d EnWG noch giiltiger Rechtslage. Auf dieser Basis erfolgen in den Jahren 2021
bis 2030 gem. § 17 Nr. 1 WindSeeG-E kalenderjihrlich Ausschreibungen mit einem Volumen von nicht mehr
als durchschnittlich 730 MW.

Das Szenario A 2030 des Entwurfs des Szenariorahmens der Ubertragungsnetzbetreiber unterstellt dabei, dass
die Zubaugrenze nicht erreicht bzw. um 2,4 GW unterschritten wird. Dieser von den Ubertragungsbetreibern
vorgeschlagene Wert beruht auf der Annahme eines Zubaus von 800 MW jihrlich und einer nicht
vollstindigen Ausschopfung des Ausschreibungsvolumens von insgesamt 7,3 GW fiir die Jahre 2021 bis 2030.
Die Ubertragungsnetzbetreiber legen hierbei eine um drei Jahre verzégerte Entwicklung zugrunde.

Beim Zubau sind jedoch nicht mehr 6,5 GW im Jahr 2020, sondern - unter Berticksichtigung der
zurlickliegenden Kapazititszuweisungsverfahren der Bundesnetzagentur - 7,7 GW im Jahr 2020 zu
unterstellen. Daher sieht das WindSeeG-E auch einen durchschnittlichen jahrlichen Zubau von 730 MW und
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nicht mehr von 800 MW in den Jahren 2021 bis 2030 vor. Zudem erscheint der Bundesnetzagentur aufgrund
der verhdltnisméRig strikten Begrenzung (730 MW entsprechen nach derzeitiger Praxis etwa zwei Offshore-
Windparks) ein nicht vollstindiges Ausschopfen in Hohe des gesamten durchschnittlichen
Ausschreibungsvolumens von drei Jahren als duferst unwahrscheinlich. Allenfalls eine verzégerte Umsetzung
der Errichtung bzw. Anbindung der Offshore-Windparks von maximal einem Jahr erscheint als ein
realistisches Szenario. Bei einem zu erwartenden vollstindigen Ausschopfen des Ausschreibungsvolumens
von 15 GW in 2030 unterscheidet sich die tatsdchliche Einspeisung der Offshore-Windparks in diesem Jahr
dann um das Volumen eines Jahres, d.h. ca. 730 MW, so dass nach Ansicht der Bundesnetzagentur im Rahmen
des A-Szenarios im Jahr 2030 eine Kapazitit von 14,3 GW Offshore-Windenergie zu erwarten ist.

Ein Konsultationsteilnehmer wendet ein, dass aufgrund des aus seiner Sicht niedrigen Betrags von maximal
3,9 Cent/kWh Grundvergiitung einerseits und mit den Betriebsjahren steigenden Reparatur- und
Wartungskosten andererseits kein Anreiz bestiinde, die deutschen Offshore-Windparks lange tiber die Zeit der
erhohten Anfangsvergiitung hinaus laufen zu lassen.

Diese Aussage deckt sich jedoch nicht mit den derzeit der Bundesnetzagentur vorliegenden Erkenntnissen.
Insofern ist regelméfig davon auszugehen, dass die hohen Anfangsinvestitionen durch die erhdhte
Anfangsvergiitung kompensiert werden, danach jedoch die Grundvergiitung ausreicht, um die Betriebs- und
Wartungskosten zu bewiltigen. Allerdings werden die Entwicklung der OPEX und etwaige Auswirkungen auf
die Laufzeit der Windparks auch zukiinftig durch die Bundesnetzagentur mit Blick auf die Prognose der
Offshore-Windenergie im Rahmen des Szenariorahmens beobachtet.

Die installierte Leistung in Héhe von 58,7 GW fiir Photovoltaik ergibt sich aus der installierten Kapazitit im
Jahr 2015 in Hohe von 39,3 GW zuziiglich einer durchschnittlichen jahrlichen Zubaurate in Héhe von 1,3 GW.
Dieser Zubau ist als unterer Rand der wahrscheinlichen Entwicklung zu verstehen und erfiillt nach
Berechnungen der Bundesnetzagentur in Verbindung mit den anderen Erneuerbaren Energien und dem
angenommenen Bruttostromverbrauch den unteren Zielkorridor des § 1 Abs. 2 EEG-E 2016. Die Ausbaurate
liegt unterhalb des im Szenariorahmen 2025 prognostizierten Wertes und unterhalb des jahrlichen
Ausbaupfades nach § 4 Nr. 3 EEG-E 2016, den die Bundesnetzagentur aber auch grundsétzlich als
Maximalwert und damit als zu hoch fiir die zurtickhaltende Einschitzung der Entwicklung in Szenario A 2030
betrachtet. Es wird angenommen, dass die Steuerung der nicht ausgeschriebenen PV-Mengen (Anlagen < 750
kW) tiber den ,,atmenden Deckel“ nicht zu einer signifikanten Steigerung der jahrlich installierten Leistung

fihren wird.

Die installierte Leistung in Hohe von 5,5 GW fiir Biomasse ergibt sich aus der installierten Kapazitit im Jahr
2015 in Hohe von 7,0 GW zuziiglich eines linear verteilten Nettortickbaus in Héhe von 0,1 GW bis zum Jahr
2030. Dieser Nettoriickbau, der trotz eines Bruttozubaus in Hohe von 0,1 GW entsteht, kann als unterer Rand
der wahrscheinlichen Entwicklungen verstanden werden und erfiillt nach Berechnungen der
Bundesnetzagentur in Verbindung mit den anderen Erneuerbaren Energien und dem angenommenen
Bruttostromverbrauch den unteren Zielkorridor des § 1 Abs. 2 EEG-E 2016. Die Ziele des in § 4 Nr. 4 EEG-E
2016 genannten jahrlichen Ausbaupfades werden dabei leicht unterschritten.

Flir Wasserkraft ist eine installierte Leistung in Hohe von 4,8 GW anzunehmen. Diese ergibt sich aus der
installierten Kapazitit im Jahr 2015 in Hohe von 5,6 GW, wobei aufgrund verschérfter Umwelt- und
Naturschutzauflagen ein Riickbau von 0,8 GW bis 2030 angenommen wird. Unter dem Begriff Wasserkraft
werden Laufwasser- sowie Speicherwasserkraftwerke gefiihrt. Zusatzlich zu den geographisch in Deutschland
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installierten Leistungen, werden Wasserkraftwerke einbezogen, die an der Grenze zu Deutschland und der
Regelzone der Ubertragungsnetzbetreiber stehen und einen direkten Anschluss an das deutsche Stromnetz
haben. Diese Vorgehensweise entspricht der Vorgehensweise fiir grenznahe auslidndische
Pumpspeicherkraftwerke, welche unter den konventionellen Kraftwerken im Szenariorahmen aufgefiihrt

sind.

Die installierte Leistung in Héhe von 1,3 GW fiir sonstige regenerative Erzeugung ergibt sich aus der
installierten Kapazitat im Jahr 2015 in Hohe von 1,3 GW, wobei kein Zu- oder Riickbau bis 2030 angenommen
wird. Unter sonstiger regenerativer Erzeugung wird die Leistung von Deponiegas-, Klargas-, Geothermie- und
halftig von Abfallkraftwerken gefiihrt. Abfallkraftwerke werden weiterhin mit ihrer kompletten
Erzeugungsleistung in der konventionellen Kraftwerksliste gefithrt. Aufgrund der Annahme, dass ca. 50 % des
Abfalls biogenen Ursprungs ist, wird die Halfte der Leistung von Abfallkraftwerken jedoch bilanziell zu den
Erneuerbaren Energien gezihlt.

Entwicklung [GW] Oxil:l:re Onlsirr::re Photovoltaik | Biomasse | Wasserkraft Sonstige
Referenzwert 41,2 3,4 39,3 7,0 5,6 1,3
Nettozubau bis 2030 13,0 10,9 19,4 -1,5 -0,8 0,0
Y Genehmigung 54,2 14,3 58,7 5,5 4,8 1,3

Tabelle 11: Entwicklung regenerativer Kapazititen in Szenario A 2030

Ubertragungsnetzbetreiber - Erneuerbare Energietriger

Zusammenfassung der Anderungen in Szenario A 2030 zum Entwurf der

Senkung der installierten Kapazitit Wind Onshore von 69,8 GW auf 54,2 GW
Erhohung der installierten Leistung Wind Offshore von 12,6 GW auf 14,3 GW
Erhohung der installierten Kapazitit Photovoltaik von 53,1 GW auf 58,7 GW
Senkung der installierten Kapazitiat Biomasse von 6,9 GW auf 5,5 GW
Erh6hung der installierten Kapazitit Wasserkraft von 4,3 GW auf 4,8 GW
Erh6hung der installierten Leistung sonstige regenerative Erzeugung von 0,6 GW auf 1,3 GW

4.3.4.2 Annahmen zur konventionellen Erzeugung

Die technisch-wirtschaftliche Betriebsdauer der einzelnen Energietrager wird in Szenario A 2030

entsprechend folgender Tabelle 12 angenommen.
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Erzeugungstyp Szenario A 2030
Braunkohle 50 Jahre
Steinkohle 50 Jahre

Erdgas 45 Jahre
Mineralél 45 Jahre
Pumpspeicher unbegrenzt
Abfall unbegrenzt
Sonstige 45 Jahre

Tabelle 12: Technisch-wirtschaftliche Betriebsdauer konventioneller Kraftwerke in Szenario A 2030

Fiir Braun- und Steinkohlekraftwerke wird eine Betriebsdauer von 50 Jahren angenommen. Fiir Kraftwerke
die mit Erdgas, Mineral6l oder sonstigen Brennstoffen betrieben werden wird eine Betriebsdauer von 45
Jahren unterstellt. Die Betriebsdauer von Pumpspeichern und Abfallkraftwerken wird als unbegrenzt

angenomimen.

Der Ausbau der Erneuerbaren Energien bewegt sich in Szenario A 2030 im Vergleich zu den anderen Szenarien
am langsamsten. Die konventionellen Kraftwerke haben somit eine verhiltnismiflig hohe Residuallast zu
decken, so dass die lingeren angenommenen technisch-wirtschaftlichen Betriebsdauern als sachgerecht

erscheinen.

Die Kriterien zum Zubau von in Planung befindlichen Kraftwerken werden entsprechend folgender Tabelle 13

angenommen.
Erzeugungstyp Szenario A 2030

Braunkohle Kein Zubau

Steinkohle Zubau wenn Antrag/Zusage nach § 9 KraftNAV vorhanden
Erdgas Kein Zubau

Mineralél Kein Zubau

Pumpspeicher Zubau wenn Antrag/Zusage nach § 9 KraftNAV vorhanden
Abfall Zubau aller in Planung befindlicher Kraftwerke

Sonstige Zubau aller in Planung befindlicher Kraftwerke

Tabelle 13: Kriterien zum Zubau von in Planung befindlichen Kraftwerken in Szenario A 2030

Fiir in Planung befindliche Braunkohlekraftwerke wird kein Zubau angenommen. Fiir mit Steinkohle
befeuerte Kraftwerke wird ein Zubau fiir in Planung befindliche Kraftwerke dann angenommen, wenn ein
Antrag oder eine Zusage nach § 9 KraftNAV vorliegt. Es wird kein Zubau bei in Planung befindlichen
Gaskraftwerken angenommen. In Planung befindliche Pumpspeicherkraftwerke werden mit Antrag oder
Zusage nach § 9 KraftNAV als Zubau angenommen. Fir Abfallkraftwerke und Kraftwerke der Kategorie

»Sonstige“ werden alle in Planung befindlichen Kraftwerke als Zubau angenommen.
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Unter Anwendung der in Kapitel II B 3.4.2 und oben beschriebenen Methodik ergibt sich aus der

Kraftwerksliste (vgl. Anlage 1) die angenommene Kraftwerksleistung in Szenario A 2030. Diese setzt sich

entsprechend der Tabelle 14 zusammen.

Entwicklung [GW] Braunkohle | Steinkohle Erdgas o] sizin:ﬁer Sonstige

In Bestand 2015 21,1 28,6 30,3 4,2 9,4 2,3
~ Auterbetriebnahme b 2030 96 87 62 30 00 08
+ InBau 0,0 11 6,4 0,0 0,4 0,0
+ InPlanung 0,0 0,7 0,0 0,0 2,1 0,1
= Bestand 2030 11,5 21,7 30,5 1,2 11,9 1,8

Tabelle 14: Entwicklung konventioneller Kapazititen in Szenario A 2030

Erhohung der installierten Leistung Braunkohle von 11,3 GW auf 11,5 GW
Senkung der installierten Leistung Steinkohle von 23,2 GW auf 21,7 GW
Erhohung der installierten Leistung Erdgas von 29,4 GW auf 30,5 GW

Keine Anderung der installierten Leistung Ol
Erhéhung der installierten Leistung Pumpspeicher von 10,6 GW auf 11,9 GW
Senkung der installierten Leistung sonstige konventionelle Erzeugung von 2,8 GW auf 1,8 GW

Zusammenfassung der Anderungen in Szenario A 2030 zum Entwurf der Ubertragungsnetzbetreiber
- konventionelle Energietréiger
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Abbildung 6: Konventioneller Kraftwerkspark in Szenario A 2030

Wichtiger Hinweis: Die Skalierung der Balken weicht zwischen den einzelnen Szenarien ab (siehe Legende).
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4.3.5 Szenario B 2030

4.3.5.1 Annahmen zur regenerativen Erzeugung

Im Hinblick auf das Szenario B 2030 werden die von den Ubertragungsnetzbetreibern beantragten jahrlichen
Zubauraten von der Bundesnetzagentur modifiziert bestétigt.

Die Annahmen zur installierten regenerativen Erzeugungsleistung sind in Szenario B 2030 im Vergleich zu
Szenario A 2030, das eine zuriickhaltende Einschitzung der Entwicklung der Erneuerbaren Energien
beinhaltet, ambitionierter. Im Gesamtbild der Szenarien zeigt Szenario B 2030 eine mittlere Geschwindigkeit
beim Ausbau der Erneuerbaren Energien.

Fiir Wind Onshore ist eine installierte Leistung in Héhe von 58,5 GW anzunehmen. Diese Annahme ergibt
sich aus der installierten Kapazitdt im Jahr 2015 in Hohe von 41,2 GW zuziiglich eines durchschnittlichen
jahrlichen Bruttozubaus von 2,87 GW, der sich aus einem Zubau in Hohe von 2,8 GW von 2017 bis 2019 und
von 2,9 GW ab 2020 ableitet. Aufgrund verdnderter Vorgaben im Kabinettbeschluss der Bundesregierung vom
08.06.2016 zum EEG 2016 liegt dieser Wert unterhalb des Wertes von 2,5 GW Nettozubau, der im
Szenariorahmen 2025 angenommen wurde. Der Bruttowert als Vorgabe federt den iiber die prognostizierten
Jahre stark schwankenden Riickbau im Gegensatz zum Nettowert nicht ab. Wie im Kapitel I B 4.2.1
beschrieben, wird der Riickbau auf Grundlage einer pauschalen Betriebsdauer der Windenergieanlagen von 20
Jahren angenommen. Diese Ausbaurate erfillt in Verbindung mit dem angenommenen
Bruttostromverbrauch und den anderen Erneuerbaren Energien den Zielkorridor des § 1 Abs. 2 EEG-E 2016
fir das Jahr 2030. Die Ausbaurate liegt auf gleicher Hohe des jahrlichen Ausbaupfads nach § 4 Nr. 1 EEG-E
2016, den die Bundesnetzagentur grundsatzlich als Maximalwert betrachtet.

Fiir Wind Offshore ist entsprechend dem Antrag der Ubertragungsnetzbetreiber eine installierte Leistung in
Hohe von 15 GW anzunehmen. Diese ergibt sich vor dem Hintergrund der Umstellung des Zubaus der
Offshore-Windenergie auf ein Ausschreibungssystem entsprechend WindSeeG-E. Nach § 1 Abs. 2 Satz 1
WindSeeG-E ist Ziel des Gesetzes ein Ausbau von 15 GW Offshore-Windenergie bis zum Jahre 2030.
Ausgehend von einem Ausbaustand der Offshore-Windenergie von 7,7 GW in 2020 erfolgen in den Jahren
2021 bis 2030 gem. § 17 Nr. 1 WindSeeG-E kalenderjéhrlich Ausschreibungen mit einem Volumen von nicht
mehr als durchschnittlich 730 MW. Das Szenario B 2030 unterstellt dabei, dass die Zubaugrenze exakt erreicht

wird.

Ein Konsultationsteilnehmer fordert im Rahmen der aktuellen EEG-Novelle 2016 eine Anhebung der
Ausbauziele bei Wind Offshore. Die Prognose der Offshore Windenergie sei daher zu eng. Die politischen
Ausbauziele diirften sich mit den neuen Rahmenbedingungen in den kommenden Jahren deutlich nach oben

verandern.

Entgegen dieser Bedenken kann die Zubaubegrenzung der Offshore-Windenergie durch die klaren Vorgaben
hinsichtlich der maximal zu vergebenden Kapazitit bis 2020 und der danach maximal zu vergebenden
jahrlichen Kapazitit im Rahmen des Szenariorahmens nicht ausgeblendet werden. Denn ein héheres
Ausschreibungsvolumen kann in den Jahren 2021 bis 2030 bei der derzeit geplanten Rechtslage nicht
unterstellt werden. Ob die vorgebrachten Erwigungen in der Sache gegen die derzeitige gesetzliche Regelung
sprechen, kann nicht im Rahmen des Szenariorahmens gekldrt werden, da dieser grundsétzlich die
bestehende bzw. geplante Rechtslage berticksichtigen muss.
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Die Griinde, die gegen eine Loslésung der Szenarien vom gesetzlichen Ausbaupfad mit dem Ziel eines hoheren
Offshore-Windenergieausbaus sprechen, stehen letztlich auch einer Loslosung vom gesetzlichen Ausbaupfad
mit dem Ziel eines niedrigeren Offshore-Windenergieausbaus entgegen, wie dies seitens eines anderen
Konsultationsteilnehmers gefordert wurde. Auch eine derartige Betrachtung widerspriache dem

gegenwartigen Rechtsrahmen.

Fiir Photovoltaik ist eine installierte Leistung in Hohe von 66,3 GW anzunehmen. Diese ergibt sich aus der
installierten Kapazitit im Jahr 2015 in Hohe von 39,3 GW zuziiglich einer durchschnittlichen jahrlichen
Zubaurate in Hohe von 1,8 GW. Dieser durchschnittliche Zubau besteht zu 0,6 GW aus Anlagen > 0,75 MW,
welche tber die Ausschreibungsmodalititen des EEG 2016 zugebaut werden. Die restlichen 1,2 GW bestehen
aus Anlagen < 0,75 MW und werden wie bisher iber den ,,atmenden Deckel“ gesteuert.

In den letzten Jahren war der Zubau von PV-Anlagen trotz dieses atmenden Deckels zu gering. Daher soll
dieser Mechanismus mit der Novellierung des EEG 2016 verbessert werden und schneller reagieren, wenn der
jahrliche Bruttozubau den Wert von 2,5 GW unterschreitet. In Szenario B 2030 wird angenommen, dass zwar
eine Beschleunigung des Ausbaus von Anlagen < 0,75 MW erfolgt, der im § 4 Nr. 3 EEG-E 2016 vorgegebene
Wert von 2,5 GW jedoch nicht vollstandig erreicht wird. Neben dem ,,atmenden Deckel“ gibt es auch im EEG
2016 einen Forderdeckel fiir solare Strahlungsenergie in Héhe von 52 GW installierter Gesamtleistung. Wird
dieser Wert erreicht, so wird die EEG-Foérderung fiir Anlagen < 0,75 MW eingestellt. Die Ausschreibungen fiir
Anlagen > 0,75 MW werden jedoch weitergefiihrt, so dass eine im Jahr 2030 installierte Leistung von tber

52 GW als sachgerecht gilt. Diese Ausbaurate ist als mittlerer Bereich der wahrscheinlichen Entwicklung zu
verstehen und erfallt nach Berechnungen der Bundesnetzagentur in Verbindung mit dem angenommenen

Bruttostromverbrauch und den anderen Erneuerbaren Energien den Zielkorridor des § 1 Abs. 2 EEG-E 2016.

Fiir Biomasse ist eine installierte Leistung in Hohe von 6,2 GW anzunehmen. Dieser Wert ergibt sich aus dem
Referenzwert 2015 in Hohe von 7,0 GW zuziiglich eines durchschnittlichen Nettoriickbaus in Héhe von

0,05 GW pro Jahr. Aufgrund eines angenommen Riickbaus von Biomasseanlagen ergibt sich trotz eines
Bruttozubaus von durchschnittlich 0,15 GW pro Jahr in Summe ein Nettoriickbau. Diese Ausbaurate erfillt
nach Berechnungen der Bundesnetzagentur in Verbindung mit den anderen Erneuerbaren Energien und den
Annahmen zum Bruttostromverbrauch, den Zielkorridor des § 1 Abs. 2 EEG-E 2016. Die Ausbaurate liegt
leicht unterhalb des jahrlichen Ausbaupfads nach § 4 Nr. 4 EEG-E 2016, den die Bundesnetzagentur als
Maximalwert betrachtet.

Flr Wasserkraft ist eine installierte Leistung in Hohe von 5,6 GW anzunehmen. Diese ergibt sich aus der
installierten Kapazitit im Jahr 2015 in Héhe von 5,6 GW, wobei kein Zu- oder Riickbau bis 2030 angenommen
wird. Unter dem Begriff Wasserkraft werden Laufwasser- sowie Speicherwasserkraftwerke gefiihrt. Zusatzlich
zu den geographisch in Deutschland installierten Leistungen, werden Wasserkraftwerke einbezogen, die an
der Grenze zu Deutschland und der Regelzone der Ubertragungsnetzbetreiber stehen und einen direkten
Anschluss an das deutsche Stromnetz haben. Diese Vorgehensweise entspricht der Vorgehensweise fiir
auslidndische grenznahe Pumpspeicherkraftwerke, welche unter den konventionellen Kraftwerken des
Szenariorahmens aufgefiihrt sind.

Die installierte Leistung in Hohe von 1,3 GW fiir sonstige regenerative Erzeugung ergibt sich aus der
installierten Kapazitat im Jahr 2015 in Hohe von 1,3 GW, wobei kein Zu- oder Riickbau bis 2030 angenommen
wird. Unter sonstiger regenerativer Erzeugung wird die Leistung von Deponiegas-, Klargas-, Geothermie- und
halftig von Abfallkraftwerken gefiihrt Abfallkraftwerke werden weiterhin mit ihrer kompletten
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Erzeugungsleistung in der konventionellen Kraftwerksliste gefiithrt. Aufgrund der Annahme, dass ca. 50 % des

Abfalls biogenen Ursprungs ist, wird die Halfte der Leistung von Abfallkraftwerken jedoch bilanziell zu den

Erneuerbaren Energien gezéhlt.

Entwicklung [GW] O:fl?:re Onlsill::re Photovoltaik Biomasse Wasserkraft Sonstige

Referenzwert 41,2 3,4 39,3 7,0 5,6 1,3
Nettozubau bis 2030 17,3 11,6 27,0 -0,8 0,0 0,0
Y Genehmigung 58,5 15,0 66,3 6,2 5,6 1,3

Tabelle 15: Entwicklung regenerativer Kapazititen in Szenario B 2030

Zusammenfassung der Anderungen in Szenario B 2030 zum Entwurf der
Ubertragungsnetzbetreiber - Erneuerbare Energietriger

Senkung der installierten Leistung Wind Onshore von 73,8 GW auf 58,5 GW

Keine Anderung der installierten Leistung Wind Offshore

Erhéhung der installierten Leistung Photovoltaik von 56,3 GW auf 66,3 GW

Senkung der installierten Leistung Biomasse von 7,4 GW auf 6,2 GW

Erh6hung der installierten Leistung Wasserkraft von 4,3 GW auf 5,6 GW

Erhéhung der installierten Leistung sonstiger regenerativer Erzeugung von 0,6 GW auf 1,3 GW

4.3.5.2 Annahmen zur konventionellen Erzeugung

Die technisch-wirtschaftliche Betriebsdauer der einzelnen Energietrager wird in Szenario B 2030
entsprechend folgender Tabelle 16 angenommen.

Erzeugungstyp Szenario B 2030
Braunkohle 45 Jahre
Steinkohle 45 Jahre

Erdgas 40 Jahre
Mineralél 40 Jahre
Pumpspeicher unbegrenzt
Abfall unbegrenzt
Sonstige 40 Jahre

Tabelle 16: Technisch-wirtschaftliche Betriebsdauer konventioneller Kraftwerke in Szenario B 2030

Fiir das Szenario B 2030 wird die technisch-wirtschaftliche Betriebsdauer der meisten Energietriger um finf
Jahre verkiirzt. Braun- und Steinkohlekraftwerke werden mit einer technisch-wirtschaftlichen Betriebsdauer
von 45 Jahren angenommen. Erdgas, Mineral6l und Kraftwerke der Kategorie ,Sonstige” werden mit 40 Jahren
technisch-wirtschaftlicher Betriebsdauer angenommen. Die Betriebsdauer von Abfall- und
Pumpspeicherkraftwerken ist - wie in Szenario A 2030 - unbegrenzt.
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Die Verkiirzung der Betriebsdauer der konventionellen Kraftwerke entsteht aufgrund angenommener
erschwerter wirtschaftlicher Bedingungen. Der stirkere Ausbau der Erneuerbaren Energien erhoht den
Preisdruck auf die konventionellen Kraftwerke, wodurch die Wirtschaftlichkeit schon vor dem Erreichen der
technischen Betriebsdauer nicht mehr gegeben sein kann.

Die bereits gegenwirtig erschwerte wirtschaftliche Situation wird auch durch die berticksichtigten
Stilllegungen von Kraftwerken belegt. Angesichts der gesteigerten politischen Anstrengungen, die gesetzten
Klimaziele auch tatsdchlich zu erreichen, ist nicht davon auszugehen, dass sich die Situation fiir die
betroffenen Kraftwerke entspannen wird. Im Gegenteil, es diirften typischerweise die édlteren Kraftwerke mit
einem in der Regel niedrigeren Wirkungsgrad und entsprechend héheren CO,-Emissionen bei gleichzeitig
vergleichsweise schlechter Kosteneffizienz sein, die unter zusétzlichen Druck geraten.

Die Annahmen zum Zubau von in Planung befindlichen Kraftwerken werden entsprechend folgender Tabelle

17 angenommen.

Erzeugungstyp Szenario B 2030

Braunkohle Kein Zubau

Steinkohle Kein Zubau

Erdgas Zubau wenn Antrag/Zusage nth §§ 38-39 GasNzZV
vorhanden und geplante Inbetriebnahme vor 2020

Mineralol Kein Zubau

Pumpspeicher Zubau wenn Antrag/Zusage nach § 9 KraftNAV

vorhanden
Abfall Zubau aller in Planung befindlicher Kraftwerke
Sonstige Zubau aller in Planung befindlicher Kraftwerke

Tabelle 17: Kriterien zum Zubau von in Planung befindlichen Kraftwerken in Szenario B 2030

In Szenario B 2030 werden keine Braunkohle-, Steinkohle- und Mineraldlkraftwerke uiber die aktuellen

Zubauten hinaus errichtet.

Bei Gaskraftwerken werden im Gegensatz zur Genehmigung des Szenariorahmens 2025 auch Kraftwerke
angenommen, welche nur eine Kapazititsreservierungsanfrage nach § 38 GasNZV oder ein Ausbaubegehren
nach § 39 GasNZV gestellt haben. Diese Kraftwerke miissen dabei kein Netzanschlussbegehren nach § 9
KraftNAV gestellt haben oder iber eine Netzanschlusszusage nach § 9 KraftNAV verfiigen. Als Einschrankung
gilt dies nur, wenn die geplante Inbetriebnahme dieser Kraftwerke vor dem Jahr 2020 liegt. Diese Kriterien
bilden eine starke Lockerung im Gegensatz zur Genehmigung des Szenariorahmen 2025.

Die Ubertragungsnetzbetreiber haben im Rahmen der Anhérung den Wegfall des Kriteriums nach KraftNAV
zur Beriicksichtigung von geplanten Gaskraftwerken kritisiert. Es habe hier offensichtlich ein
Methodenwechsel stattgefunden, den die Ubertragungsnetzbetreiber ohne weitere Erliuterung nicht
nachvollziehen kénnten. Die impliziten getroffenen Annahmen der Bundesnetzagentur zur
Wirtschaftlichkeit von geplanten Gaskraftwerken im kiinftigen Energiemarkt seien zumindest zu

hinterfragen.
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Die Vorgehensweise der Bundesnetzagentur erscheint jedoch addquat, denn die Bundesregierung hat ein
klares politisches Bekenntnis zum Energy-Only-Markt 2.0 und damit insbesondere zu Gunsten von
zukiinftigen Gaskraftwerken abgegeben. Dieses politische Bekenntnis wird durch die Einschitzung der
zukiinftigen wirtschaftlichen Lage erginzt, in der Gaskraftwerke als weniger kapitalintensive Kraftwerke, die
auf vergleichsweise kurze Betriebsdauern ausgelegt sind und dartber hinaus vergleichsweise wenig CO,
ausstofien, bevorzugt werden. Ferner wird die Nihe zu den Annahmen des Szenariorahmens zum
Netzentwicklungsplan Gas 2016 erh6ht. Dort werden diese Kriterien ebenfalls bei der Bestidtigung des
Netzentwicklungsplans Gas 2016 in analoger Form angewendet.

Geplante Pumpspeicherkraftwerke werden als Zubau angenommen, wenn sie tiber ein
Netzanschlussbegehren oder eine Netzanschlusszusage nach § 9 KraftNAV verfiigen. Abfallkraftwerke und

Kraftwerke mit sonstigen Brennstoffen in Planung werden alle als Zubau angenommen.

Unter Anwendung der in Kapitel II B 3.4.2 und der oben beschriebenen Methodik ergibt sich aus der
Kraftwerksliste (vgl. Anlage 1) die angenommene Kraftwerksleistung in Szenario B 2030. Diese setzt sich
entsprechend der Tabelle 18 zusammen.

Entwicklung [GW] Braunkohle | Steinkohle Erdgas o] s:::inc‘l[:er Sonstige

In Bestand 2015 21,1 28,6 30,3 4,2 9,4 2,3
fenisdeessne | ong| owe| oes| s w0 s
+ InBau 0,0 1,1 6,4 0,0 0,4 0,0
+ InPlanung 0,0 0,0 7,4 0,0 2,1 0,1
= Bestand 2030 9,5 14,8 37,8 1,2 11,9 1,8

Tabelle 18: Entwicklung konventioneller Kapazititen in Szenario B 2030

konventionelle Energietriager

Erh6hung der installierten Leistung Braunkohle von 9,4 GW auf 9,5 GW
Erhohung der installierten Leistung Steinkohle von 14,7 GW auf 14,8 GW
Erhohung der installierten Leistung Erdgas von 29,1 GW auf 37,8 GW
Keine Anderung der installierten Leistung Ol
Keine Anderung der installierten Leistung Pumpspeicher
Senkung der installierten Leistung sonstige konventionelle Erzeugung von 2,7 GW auf 1,8 GW

Zusammenfassung der Anderungen in Szenario B 2030 zum Entwurf der Ubertragungsnetzbetreiber -
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Anmerkung: Abgebildet sind ausschlieBlich Kraftwerke > 10 MW

Abbildung 7: Konventioneller Kraftwerkspark in Szenario B 2030

Wichtiger Hinweis: Die Skalierung der Balken weicht zwischen den einzelnen Szenarien ab (siehe Legende).
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4.3.6 Szenario B 2035

4.3.6.1 Annahmen zur regenerativen Erzeugung

Im Hinblick auf das Szenario B2035 werden die von den Ubertragungsnetzbetreibern beantragten jihrlichen
Zubauraten von der Bundesnetzagentur modifiziert bestétigt.

Die Annahmen zur installierten regenerativen Erzeugungsleistung sind in Szenario B 2035 zum Grofiteil auf
Grundlage der Werte aus Szenario B 2030 fortgeschrieben. Die Annahmen zu jahrlichen Zubauraten stimmen
somit im Grof$teil mit den Annahmen zur Entwicklung in Szenario B 2030 {iberein. Eine Ausnahme gilt fiir
den zu erwartenden Ausbau von Wind Onhore aufgrund des sehr hohen Riickbaupotenzials von 2030 bis
2035. Um die Mitte des Zielkorridors nach § 1 Abs. 2 Nr. 2 EEG-E 2016 in Hohe von 57,5 % einzuhalten, ist ein
Uberschreiten des jahrlichen Zubaupfades nach § 4 Nr. 1 b) EEG-E 2016 von 0,8 GW von Wind Onshore ab
2030 notwendig.

Fiir Wind Onshore ist eine installierte Leistung in Hohe von 61,6 GW anzunehmen, die sich aus einem
jahrlichen Zubau von 2,8 GW bis 2019, von 2,9 GW von 2020 bis 2030 und 3,7 GW von 2031 bis 2035 ergibt.
Diese Annahme ergibt sich aus der installierten Kapazitit im Jahr 2015 in Hohe von 41,2 GW zuziiglich eines
durchschnittlichen jdhrlichen Bruttozubaus von 3,08 GW. Aufgrund verdnderter Vorgaben im aktuellen
Kabinettsbeschluss der Bundesregierung zum EEG 2016 liegt dieser Wert unterhalb des Wertes von 2,5 GW
Nettozubau des EEG 2014, der im Szenariorahmen 2025 angenommen wurde. Der Bruttowert als Vorgabe
federt den liber die prognostizierten Jahre stark schwankenden Riickbau im Gegensatz zum Nettowert nicht
ab. Wie im Kapitel I B 4.2.1 beschrieben, wird der Riickbau auf Grundlage einer pauschalen Betriebsdauer der
Windenergieanlagen von 20 Jahren angenommen. Der Zubau in den Jahren 2010-2015, der bei dieser
Annahme zwischen 2030-2035 zuriickgebaut wird, liegt teilweise deutlich tiber dem Bruttowert von 2,9 GW,
weshalb es de facto ab 2030 zu einem signifikanten Nettoriickbau kommen wiirde. Unter dieser Annahme
wiirde der im § 1 Abs. 2 EEG-E 2016 vorgegebene Ausbaukorridor nicht mehr eingehalten. Die
Bundesnetzagentur sieht jedoch die Vorgaben des Anteils der Erneuerbaren Energien am
Bruttostromverbrauch von 55-60 % aus § 1 Abs. 2 Nr. 2 EEG-E 2016 als das primére Kriterium an, das ein
Uberschreiten der maximalen jihrlichen Ausbaurate gemiR § 4 Nr. 1 b) EEG-E 2016 rechtfertigt. Somit wird
angenommen, dass in den Jahren von 2031 bis 2035 ein Bruttozubau in Héhe von 3,7 GW pro Jahr erfolgen
muss. Anders als bei anderen Erneuerbaren Energien sieht sich die Bundesnetzagentur gerade bei Wind
Onshore zu eigenstindigen Annahmen tber den derzeitigen jahrlichen Zubauwert von 2,9 GW hinaus als
legitimiert an. Denn Wind Onshore hat in der politischen Diskussion des EEG die Funktion einer
SupplementirgrofRe, die unter Berticksichtigung der als gesetzt betrachteten anderen Erneuerbaren Energien
die Einhaltung der Ziele des § 1 Abs. 2 EEG-E 2016 sicherstellen soll.

Fiir Wind Offshore ist eine dem Antrag der Ubertragungsnetzbetreiber entsprechende installierte Leistung in
Hohe von 19 GW fiir das Jahr 2035 anzunehmen. Dieser Wert ergibt sich aus dem Zubauziel von 800 MW pro
Jahr. Nach § 1 Abs. 2 Satz 1 WindSeeG-E ist Ziel des Gesetzes ein Ausbau von 15 GW Offshore-Windenergie bis
zum Jahre 2030. Die ZielgrofRe von 15 GW Offshore-Windenergie fir das Jahr 2030 stellt in seiner derzeit
geplanten Ausformung keine zeitliche Begrenzung, d.h. keinen Endpunkt fiir den Ausbau der Offshore-
Windenergie dar. Insofern ist auch nach dem Jahr 2030 mit einem jahrlichen Zubau von 800 MW zu rechnen.
Urspriinglich war fir das Jahr 2020 ein Ausbauziel von 6,5 GW vorgesehen, das jedoch aufgrund einer
Ubergangsregelung in § 118 Abs. 14 EnWG auf bis zu 7,7 GW iiberschritten werden darf. Ausgehend von
einem Ausbaustand der Offshore-Windenergie von 7,7 GW in 2020 erfolgen ab dem Jahr 2021 gem. § 17 Nr. 1
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WindSeeG-E kalenderjahrlich Ausschreibungen mit einem Volumen von nicht mehr als durchschnittlich

730 MW. Die Begrenzung des Ausschreibungsvolumens auf 730 MW pro Jahr erfolgt mit dem Ziel, die
Zielgrofle von 15 GW im Jahr 2030 nicht zu Gberschreiten. Anhand der Reduzierung der jahrlichen
Zubaumenge auf 730 MW zwischen 2021 und 2030 ist nicht der Wille des Gesetzgebers erkennbar, die
Offshore-Windenergie dauerhaft auf 730 weiter zu begrenzen, sondern lediglich das Ausbauziel von 15 GW in
2030 exakt zu treffen. Folglich ist ab 2030 wieder mit einem jahrlichen Zubau von 800 MW zu rechnen, da fiir
den Zeitraum nach 2030 vom Gesetzgeber kein exaktes Ausbauziel vorgegeben ist.

Fiir Photovoltaik ist eine installierte Leistung in Hohe von 75,3 GW anzunehmen. Diese ergibt sich aus der
installierten Kapazitit im Jahr 2015 in Hohe von 39,3 GW zuziiglich einer durchschnittlichen jahrlichen
Zubaurate in Hohe von 1,8 GW. Dieser durchschnittliche Zubau besteht zu 0,6 GW aus Anlagen > 0,75 MW,
welche tber die Ausschreibungsmodalititen des neuen EEG 2016 zugebaut werden. Die restlichen 1,2 GW
bestehen aus Anlagen < 0,75 MW und werden wie bisher iiber den ,atmenden Deckel” gesteuert.

In den letzten Jahren war der Zubau von PV-Anlagen trotz dieses atmenden Deckels zu gering. Daher soll
dieser Mechanismus mit der Novellierung des EEG 2016 verbessert werden und schneller reagieren, wenn der
annualisierte Bruttozubau den Wert von 2,5 GW unterschreitet. In Szenario B 2035 wird angenommen, dass
zwar eine Beschleunigung des Ausbaus von Anlagen < 0,75 MW erfolgt, der im § 4 Nr. 3 EEG-E 2016
vorgegebene Wert von 2,5 GW jedoch nicht erreicht wird. Neben dem ,atmenden Deckel” gibt es auch im EEG
2016 einen Forderdeckel fiir solare Strahlungsenergie in Héhe von 52 GW installierter Gesamtleistung. Wird
dieser Wert erreicht, so wird die EEG-Foérderung fiir Anlagen < 0,75 MW eingestellt. Die Ausschreibungen fiir
Anlagen > 0,75 MW werden jedoch weitergefiihrt, so dass eine im Jahr 2030 installierte Leistung von tber

52 GW als sachgerecht gilt. Neben den weitergefiihrten Ausschreibungen ist ebenfalls anzunehmen, dass die
Wirtschaftlichkeit von Photovoltaikanlagen, insbesondere in Verbindung mit Stromspeichern, bis zum Jahr
2035 auch aufierhalb des EEG-Forderregimes gegeben sein kann. Diese PV-Ausbaurate ist als mittlerer Bereich
der wahrscheinlichen Entwicklung zu verstehen und erfiillt nach Berechnungen der Bundesnetzagentur in
Verbindung mit dem angenommenen Bruttostromverbrauch und den anderen Erneuerbaren Energien den
Zielkorridor des § 1 Abs. 2 EEG-E 2016. Die Ausbaurate liegt unterhalb des jahrlichen Ausbaupfads nach § 4
Nr. 3 EEG-E 2016, den die Bundesnetzagentur als Maximalwert betrachtet.

Fiir Biomasse ist eine installierte Leistung in Hohe von 6,0 GW anzunehmen. Dieser Wert ergibt sich aus dem
Referenzwert 2015 in Hohe von 7,0 GW zuziiglich eines durchschnittlichen Nettortickbaus in Héhe von 0,05
GW pro Jahr. Aufgrund eines angenommen Riickbaus von Biomasseanlagen ergibt sich trotz eines
Bruttozubaus von durchschnittlich 0,15 GW pro Jahr in Summe ein Nettoriickbau. Diese Ausbaurate erfiillt
nach Berechnungen der Bundesnetzagentur in Verbindung mit den anderen Erneuerbaren Energien und den
Annahmen zum Bruttostromverbrauch den Zielkorridor des § 1 Abs. 2 EEG-E 2016. Die Ausbaurate liegt leicht
unterhalb des jahrlichen Ausbaupfads nach § 4 Nr. 4 EEG-E 2016, den die Bundesnetzagentur als Maximalwert
betrachtet.

Fir Wasserkraft ist eine installierte Leistung in Hohe von 5,6 GW anzunehmen. Diese ergibt sich aus der
installierten Kapazitit im Jahr 2015 in Hohe von 5,6 GW, wobei kein Zu- oder Riickbau bis 2035 angenommen
wird. Unter dem Begriff Wasserkraft werden Laufwasser- sowie Speicherwasserkraftwerke gefiihrt. Zusétzlich
zu den geographisch in Deutschland installierten Leistungen werden Wasserkraftwerke einbezogen, die an der
Grenze zu Deutschland und in der Regelzone der Ubertragungsnetzbetreiber stehen und einen direkten
Anschluss an das deutsche Stromnetz haben. Diese Vorgehensweise entspricht der Vorgehensweise fiir
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grenznahe ausldndische Pumpspeicherkraftwerke, welche unter den konventionellen Kraftwerken des
Szenariorahmens aufgefiihrt sind.

Die installierte Leistung in Héhe von 1,3 GW fiir sonstige regenerative Erzeugung ergibt sich aus der
installierten Kapazitit im Jahr 2015 in Hohe von 1,3 GW, wobei kein Zu- oder Riickbau bis 2035 angenommen
wird. Unter sonstiger regenerativer Erzeugung wird die Leistung von Deponiegas-, Klargas-, Geothermie- und
hilftig von Abfallkraftwerken gefiihrt. Abfallkraftwerke werden weiterhin mit ihrer kompletten
Erzeugungsleistung in der konventionellen Kraftwerksliste gefiihrt. Aufgrund der Annahme, dass ca. 50 % des
Abfalls biogenen Ursprungs ist, wird die Halfte der Leistung von Abfallkraftwerken jedoch bilanziell zu den
Erneuerbaren Energien gezéhlt.

Entwicklung [GW] O\r,::il:‘:re O:’?’Is.ili‘:re Photovoltaik | Biomasse | Wasserkraft Sonstige

Referenzwert 41,2 3,4 39,3 7,0 5,6 1,3
Nettozubau bis 2035 20,4 15,6 36,0 -1,0 0,0 0,0
Y Genehmigung 61,6 19,0 75,3 6,0 5,6 1,3

Tabelle 19: Entwicklung regenerativer Kapazititen in Szenario B 2035

Zusammenfassung der Anderungen in Szenario B 2035 zum Entwurf der
Ubertragungsnetzbetreiber - Erneuerbare Energietriger

Senkung der installierten Leistung Wind Onshore von 85,0 GW auf 61,6 GW

Keine Anderung der installierten Leistung Wind Offshore

Erh6hung der installierten Leistung Photovoltaik von 58,8, GW auf 75,3 GW

Senkung der installierten Leistung Biomasse von 7,7 GW auf 6,0 GW

Erh6hung der installierten Leistung Wasserkraft von 4,3 GW auf 5,6 GW

Erhohung der installierten Leistung sonstiger regenerativer Erzeugung von 0,6 GW auf 1,3 GW

4.3.6.2 Annahmen zur konventionellen Erzeugung

Die technisch-wirtschaftliche Betriebsdauer der einzelnen Energietriager wird in Szenario und B 2035
entsprechend folgender Tabelle 20 angenommen.

Erzeugungstyp Szenario B 2035
Braunkohle 45 Jahre
Steinkohle 45 Jahre

Erdgas 40 Jahre
Mineralél 40 Jahre
Pumpspeicher unbegrenzt
Abfall unbegrenzt
Sonstige 40 Jahre

Tabelle 20: Technisch-wirtschaftliche Betriebsdauer konventioneller Kraftwerke in Szenario B 2035
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Fiir das Szenario B 2035 wird die technisch-wirtschaftliche Betriebsdauer der meisten Energietrager um fiinf
Jahre verkiirzt. Braun- und Steinkohlekraftwerke werden mit einer technisch-wirtschaftlichen Betriebsdauer
von 45 Jahren angenommen. Erdgas, Mineraldl und Kraftwerke der Kategorie ,Sonstige“ werden mit 40 Jahren
technisch-wirtschaftlicher Betriebsdauer angenommen. Die Betriebsdauer von Abfall- und
Pumpspeicherkraftwerken ist - wie in Szenario A 2030 - unbegrenzt.

Die Verkiirzung der Betriebsdauer der konventionellen Kraftwerke entsteht aufgrund angenommener
erschwerter wirtschaftlicher Bedingungen. Der stirkere Ausbau der Erneuerbaren Energien erhéht den
Preisdruck auf die konventionellen Kraftwerke, wodurch die Wirtschaftlichkeit schon vor dem Erreichen der
technischen Betriebsdauer nicht mehr gegeben sein kann. Die bereits gegenwirtig erschwerte wirtschaftliche
Situation wird auch durch die berticksichtigten Stilllegungen von Kraftwerken belegt. Angesichts der
gesteigerten politischen Anstrengungen, die gesetzten Klimaziele auch tatséchlich zu erreichen, ist nicht
davon auszugehen, dass sich die Situation fir die betroffenen Kraftwerke entspannen wird. Im Gegenteil, es
durften typischerweise die dlteren Kraftwerke mit einem in der Regel niedrigeren Wirkungsgrad und
entsprechend hoheren CO,-Emissionen bei gleichzeitig vergleichsweise schlechter Kosteneffizienz sein, die

unter zusitzlichen Druck geraten.

Die Annahmen zum Zubau von in Planung befindlichen Kraftwerken werden entsprechend folgender Tabelle

21 angenommen.

Erzeugungstyp Szenario B 2035

Braunkohle Kein Zubau

Steinkohle Kein Zubau

Erdgas Zubau wenn Antrag/Zusage nach §§ 38-39 GasNZV vorhanden
Mineralél Kein Zubau

Pumpspeicher Zubau wenn Antrag/Zusage nach § 9 KraftNAV vorhanden
Abfall Zubau aller in Planung befindlicher Kraftwerke

Sonstige Zubau aller in Planung befindlicher Kraftwerke

Tabelle 21: Kriterien zum Zubau von in Planung befindlichen Kraftwerken in Szenario B 2035

In Szenario B 2035 werden keine Braunkohle-, Steinkohle- und Mineraldlkraftwerke uiber die aktuellen
Zubauten hinaus errichtet.

Bei Gaskraftwerken werden im Gegensatz zur Genehmigung des Szenariorahmens 2025 auch Kraftwerke
angenommen, welche nur eine Kapazititsreservierungsanfrage nach § 38 GasNZV oder ein Ausbaubegehren
nach § 39 GasNZV gestellt haben. Diese Kraftwerke miissen dabei kein Netzanschlussbegehren nach § 9
KraftNAV gestellt haben oder tiber eine Netzanschlusszusage nach § 9 KraftNAV verfiigen. Die in Szenario

B 2030 vorhandene Einschrinkung des Inbetriebnahmezeitpunkts vor 2020 entfillt in Szenario B 2035. Diese
Kriterien bilden eine starke Lockerung im Gegensatz zur Genehmigung des Szenariorahmen 2025.

Die Ubertragungsnetzbetreiber haben im Rahmen der Anhérung den Wegfall des Kriteriums nach KraftNAV
zur Beriicksichtigung von geplanten Gaskraftwerken kritisiert. Es habe hier offensichtlich ein
Methodenwechsel stattgefunden, den die Ubertragungsnetzbetreiber ohne weitere Erliuterung nicht
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nachvollziehen kénnten. Die impliziten getroffenen Annahmen der Bundesnetzagentur zur
Wirtschaftlichkeit von geplanten Gaskraftwerken im kiinftigen Energiemarkt seien zumindest zu
hinterfragen.

Die Vorgehensweise der Bundesnetzagentur erscheint jedoch adiquat, denn die Bundesregierung hat ein
klares politisches Bekenntnis zum Energy-Only-Markt 2.0 und damit insbesondere zu Gunsten von
zukinftigen Gaskraftwerken abgegeben. Dieses politische Bekenntnis wird durch die Einschiatzung der
zukinftigen wirtschaftlichen Lage ergénzt, in der Gaskraftwerke als weniger kapitalintensive Kraftwerke, die
auf vergleichsweise kurze Betriebsdauern ausgelegt sind und dartber hinaus vergleichsweise wenig CO,
ausstofien, bevorzugt werden. Ferner wird die Ndhe zu den Annahmen des Szenariorahmens zum
Netzentwicklungsplan Gas 2016 erhoht. Dort werden diese Kriterien ebenfalls bei der Bestitigung des

Netzentwicklungsplans Gas 2016 in analoger Form angewendet.

Geplante Pumpspeicherkraftwerke werden als Zubau angenommen, wenn sie tiber ein
Netzanschlussbegehren oder eine Netzanschlusszusage nach § 9 KraftNAV verfiigen. Abfallkraftwerke und

Kraftwerke mit sonstigen Brennstoffen in Planung werden alle als Zubau angenommen.

Unter Anwendung der in Kapitel II B 3.4.2 und der oben beschriebenen Methodik ergibt sich aus der
Kraftwerksliste (vgl. Anlage 1) die angenommene Kraftwerksleistung in Szenario B 2035. Diese setzt sich
entsprechend der Tabelle 22 zusammen.

Entwicklung [GW] Braunkohle | Steinkohle Erdgas o] s;lz:inc‘lfer Sonstige

In Bestand 2015 21,1 28,6 30,3 4,2 9,4 2,3
genesdeotregine | us| owme| oes| o3| w| o
+ InBau 0,0 11 7,9 0,0 0,4 0,0
+ InPlanung 0,0 0,0 9,8 0,0 3,2 0,1
= Bestand 2035 9,3 10,8 41,5 0,9 13,0 1,8

Tabelle 22: Entwicklung konventioneller Kapazititen in Szenario B 2035

- konventionelle Energietréiger

Erhohung der installierten Leistung Braunkohle von 9,2 GW auf 9,3 GW
Senkung der installierten Leistung Steinkohle von 11,0 GW auf 10,8 GW
Erh6hung der installierten Leistung Erdgas von 32,9 GW auf 41,5 GW

Keine Anderung der installierten Leistung Ol
Senkung der installierten Leistung Pumpspeicher von 14,6 GW auf 13,0 GW
Senkung der installierten Leistung sonstige konventionelle Erzeugung von 2,7 GW auf 1,8 GW

Zusammenfassung der Anderungen in Szenario B 2035 zum Entwurf der Ubertragungsnetzbetreiber
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Abbildung 8: Konventioneller Kraftwerkspark in Szenario B 2035

Wichtiger Hinweis: Die Skalierung der Balken weicht zwischen den einzelnen Szenarien ab (siehe Legende).
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4.3.7 Szenario C 2030

4.3.7.1 Annahmen zur regenerativen Erzeugung

Im Hinblick auf das Szenario C 2030 werden die von Ubertragungsnetzbetreibern beantragten jahrlichen
Zubauraten von der Bundesnetzagentur modifiziert bestétigt.

Die Annahmen zur installierten regenerativen Erzeugungsleistung orientieren sich in Szenario C 2030 im
Wesentlichen an den Maximalwerten der im Referentenentwurf des EEG 2016 vorgegebenen
energietrigerspezifischen Zubauraten nach § 4 EEG-E 2016, gehen aber im Bereich Wind Onshore noch
dariiber hinaus. Damit wird ein ambitionierter Ausbau angenommen, der dariiber hinaus eine sehr hohe
Realisierungswahrscheinlichkeit der ausgeschriebenen Leistungen der verschiedenen Energietriager in Hohe
von 100 % unterstellt.

Die Annahme eines ambitionierten Pfades mit hohen Realisierungswahrscheinlichkeiten begriindet sich
daraus, dass in diesem Szenario von einem steigenden Stromverbrauch ausgegangen wird. Dieser steigende
Stromverbrauch entsteht durch einen steigenden Verbrauch bei der Sektorenkopplung (siehe Kapitel II B 4.1).
Die Annahme eines beschleunigten Ausbaus Erneuerbarer Energien in Kombination mit einem steigenden
Stromverbrauch durch Sektorenkopplung erscheint konsequent und stimmig. Da die steigende
Sektorenkopplung sich aus den energiepolitischen Zielen der Bundesregierung zur Reduktion des CO,
Ausstof3es herleitet, macht diese nur dann Sinn, wenn die verstirkte Nutzung des Energietrigers Strom mit
einer Erh6hung des Anteils Erneuerbarer Energien einhergeht. Andernfalls wiirde sich keine verniinftige
Sektorenkopplung einstellen. Deshalb ist es sinnvoll und notwendig, eine ambitionierte Sektorenkopplung
und das Erreichen des oberen Rands der EE-Ausbauziele des § 1 Abs. 2 EEG-E 2016 zu kombinieren. Die
Annahme, dass alle ausgeschriebenen und bezuschlagten Anlagen errichtet werden, erscheint adidquat.

Fir Wind Onshore ist eine installierte Leistung in Héhe von 62,1 GW anzunehmen. Diese ergibt sich aus der
installierten Kapazitat im Jahr 2015 in Hohe von 41,2 GW zuztiglich eines durchschnittlichen jahrlichen
Bruttozubaus in Hohe von 3,11 GW. Diese Ausbaurate ist als maximaler Bereich der wahrscheinlichen
Entwicklung zu verstehen und erfiillt nach Berechnungen der Bundesnetzagentur in Verbindung mit dem
angenommenen Bruttostromverbrauch und den anderen Erneuerbaren Energien den oberen Bereich des
Zielkorridors des § 1 Abs. 2 EEG-E 2016. Die Ausbaurate von Wind Onshore liegt ab 2025 um 0,6 GW oberhalb
des maximalen jahrlichen Ausbaupfads nach § 4 Nr. 1 b) EEG-E 2016. Dies folgt der Annahme, dass der
jahrliche Bruttozubau ab 2025 von 2.900 MW auf 3.500 MW steigt. Aufgrund der prognostizierten sehr hohen
Sektorenkopplung im Innovationsszenario C 2030 steigt der Stromverbrauch gegeniiber Szenario A 2030 bzw.
B 2030 deutlich um 10,5 % bzw. 5 %. Dartiber hinaus soll das innovative und griine Szenario C 2030 den
maximal moglichen Ausbaupfad von 52,5% Anteil Erneuerbarer Energien am Bruttostromverbrauch in 2030
einhalten. Dies ist nur mit einer teilweisen Erh6hung der Erneuerbaren Energien der jahrlichen Zubauraten
des § 4 EEG-E 2016 ab 2025 moglich. Die Bundesnetzagentur hat sich fiir eine ausschlieRliche Erh6hung der
Zubauprognose von Wind Onshore von 2,9 GW auf 3,5 GW ab 2025 entschieden, weil Wind Onshore
typischerweise die Supplementir-Energiequelle ist, um bei Verdnderungen der Rahmenbedingungen die
Zielvorstellungen der EEG-Quote des § 1 Abs. 2 EEG-E 2016 zu erreichen. Aus Sicht der Bundesnetzagentur
wird so das innovative und 6kologische Potenzial des Szenarios C 2030, wie tibrigens von sehr vielen
Konsultationsteilnehmern gefordert, am besten verwirklicht.

Fiir Wind Offshore ist entsprechend dem Antrag der Ubertragungsnetzbetreiber eine installierte Leistung in
Hoéhe von 15 GW anzunehmen. Diese ergibt sich vor dem Hintergrund der Umstellung des Zubaus der
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Offshore-Windenergie auf ein Ausschreibungssystem entsprechend WindSeeG-E. Nach § 1 Abs. 2 Satz 1
WindSeeG-E ist Ziel des Gesetzes ein Ausbau von 15 GW Offshore-Windenergie bis zum Jahre 2030.
Ausgehend von einem Ausbaustand der Offshore-Windenergie von 7,7 GW in 2020 erfolgen in den Jahren
2021 bis 2030 gem. § 17 Nr. 1 WindSeeG-E kalenderjihrlich Ausschreibungen mit einem Volumen von nicht
mehr als durchschnittlich 730 MW. Das Szenario C 2030 unterstellt dabei ebenso wie das Szenario B 2030, dass
die Zubaugrenze exakt erreicht wird. Ein Uberschreiten der gesetzlichen Zubaugrenze von 15 GW fiir das Jahr
2030 ist sowohl nach derzeitiger als auch geplanter Rechtslage nicht moglich.

Fiir Photovoltaik ist eine installierte Leistung in Hohe von 76,8 GW anzunehmen. Dieser ergibt sich aus der
installierten Kapazitdt im Jahr 2015 in Hohe von 39,3 GW zuziiglich einer durchschnittlichen jahrlichen
Zubaurate in Hohe von 2,5 GW. Dieser durchschnittliche Zubau besteht zu 0,6 GE aus Anlagen > 0,75 MW,
welche tber die Ausschreibungsmodalititen des neuen EEG 2016 zugebaut werden. Die restlichen 1,9 GW
bestehen aus Anlagen < 0,75 MW und werden wie bisher iiber den ,atmenden Deckel” gesteuert. In den letzten
Jahren war der Zubau von PV-Anlagen trotz dieses atmenden Deckels zu gering. Daher soll dieser
Mechanismus mit der Novellierung des EEG 2016 verbessert werden und schneller reagieren, wenn der
annualisierte Bruttozubau den Wert von 2,5 GW unterschreitet. In Szenario C 2030 wird angenommen, dass
eine Beschleunigung des Ausbaus von Anlagen < 0,75 MW erfolgt und der im § 4 Nr. 3 EEG-E vorgegebene
Wert erreicht wird. Zwar gilt auch in Szenario C 2030 der Férderdeckel fiir solare Strahlungsenergie in Hohe
von 52 GW installierter Leistung, jedoch wird angenommen, dass neben den weiterhin ausgeschriebene
Anlagen mit einer Leistung > 0,75 MW auch kleinere Anlagen Gber das Erreichen des Deckels hinaus errichtet
werden. Diese Anlagen haben zwar keinen Anspruch auf eine Forderung nach EEG 2016. Aufgrund der zu
Beginn des Kapitels beschriebenen Verbesserungen bei Wirtschaftlichkeit und Effektivitdt, insbesondere bei
Verbindung von Photovoltaikanlagen mit einem Stromspeicher, wird allerdings angenommen, dass sich diese
Anlagen auch aufierhalb des EEG 2016 Forderregimes wirtschaftlich errichten und betreiben lassen.

Fir Biomasse ist eine installierte Leistung in Héhe von 7,0 GW anzunehmen. Dieser Wert ergibt sich aus dem
Referenzwert 2015 in Hohe von 7,0 GW und einem stagnierenden Nettozubau. Aufgrund eines angenommen
Riickbaus von Biomasseanlagen in Héhe von durchschnittlich 0,2 GW ergibt sich trotz eines Bruttozubaus
von durchschnittlich 0,2 GW pro Jahr in Summe ein stagnierender Leistungswert installierter
Biomasseanlagen. Diese Ausbaurate erfiillt nach Berechnungen der Bundesnetzagentur in Verbindung mit
den anderen Erneuerbaren Energien den Zielkorridor des § 1 Abs. 2 EEG-E 2016. Die Ausbaurate liegt auf
gleicher Hohe des jahrlichen Ausbaupfads nach § 4 Nr. 4 EEG-E 2016, den die Bundesnetzagentur als
Maximalwert betrachtet.

Fir Wasserkraft ist eine installierte Leistung in Hohe von 6,2 GW anzunehmen. Diese ergibt sich aus der
installierten Kapazitit im Jahr 2015 in Héhe von 5,6 GW, wobei eine Erh6hung der Leistung auf 6,2 GW durch
Effizienzsteigerungen bis 2030 angenommen wird. Unter dem Begriff Wasserkraft werden Laufwasser- sowie
Speicherwasserkraftwerke gefiihrt. Zusétzlich zu den geographisch in Deutschland installierten Leistungen
werden Wasserkraftwerke einbezogen, die an der Grenze zu Deutschland und in der Regelzone der
Ubertragungsnetzbetreiber stehen und einen direkten Anschluss an das deutsche Stromnetz haben. Diese
Vorgehensweise entspricht der Vorgehensweise fiir grenznahe auslindische Pumpspeicherkraftwerke, welche
unter den konventionellen Kraftwerken des Szenariorahmens aufgefiihrt sind.

Die installierte Leistung in Hohe von 1,3 GW fiir sonstige regenerative Erzeugung ergibt sich aus der
installierten Kapazitit im Jahr 2015 in Hohe von 1,3 GW, wobei kein Zu- oder Riickbau bis 2030 angenommen



BUNDESNETZAGENTUR | 141

wird. Unter sonstiger regenerativer Erzeugung wird die Leistung von Deponiegas-, Klargas-, Geothermie- und
halftig von Abfallkraftwerken gefiihrt. Abfallkraftwerke werden weiterhin mit ihrer kompletten
Erzeugungsleistung in der konventionellen Kraftwerksliste gefiihrt. Aufgrund der Annahme, dass ca. 50 % des
Abfalls biogenen Ursprungs ist, wird die Halfte der Leistung von Abfallkraftwerken jedoch bilanziell zu den
Erneuerbaren Energien gezéhlt.

Entwicklung [GW] O‘r,g::re Ori\’l:tr::re Photovoltaik Biomasse Wasserkraft Sonstige

Referenzwert 41,2 34 39,3 7,0 5,6 1,3
Nettozubau bis 2030 20,9 11,6 37,5 0,0 0,6 0,0
Y Genehmigung 62,1 15,0 76,8 7,0 6,2 1,3

Tabelle 23: Entwicklung regenerativer Kapazititen in Szenario C 2030

Zusammenfassung der Anderungen in Szenario C 2030 zum Entwurf der Ubertragungsnetzbetreiber
- Erneuerbare Energietriger

Senkung der installierten Leistung Wind Onshore von 77,8 GW auf 62,1 GW

Keine Anderung der installierten Leistung Wind Offshore

Erhéhung der installierten Leistung Photovoltaik von 65,9 GW auf 76,8 GW

Senkung der installierten Leistung Biomasse von 8,3 GW auf 7,0 GW

Erhéhung der installierten Leistung Wasserkraft von 4,3 GW auf 6,2 GW

Erhéhung der installierten Leistung sonstiger regenerativer Erzeugung von 0,6 GW auf 1,3 GW

4.3.7.2 Annahmen zur konventionellen Erzeugung

Die technisch-wirtschaftlichen Betriebsdauern der einzelnen Energietriger werden in Szenario C 2030
unverindert aus dem Entwurf der Ubertragungsnetzbetreiber {ibernommen und in folgender Tabelle 24

dargestellt.

Erzeugungstyp Szenario C 2030
Braunkohle 40 Jahre
Steinkohle 40 Jahre

Erdgas 40 Jahre
Mineralél 35 Jahre
Pumpspeicher unbegrenzt
Abfall unbegrenzt
Sonstige 35 Jahre

Tabelle 24: Technisch-wirtschaftliche Betriebsdauer konventioneller Kraftwerke in Szenario C 2030

Im Szenario C 2030 wird gegeniiber Szenario A 2030, aufer bei Gaskraftwerken, eine um 10 Jahre verkiirzte
technisch-wirtschaftliche Betriebsdauer angenommen. Damit betrédgt die technisch-wirtschaftliche
Betriebsdauer im Szenario C 2030 fiir Braun-, Steinkohle- und Gaskraftwerke 40 Jahre. Fiir Kraftwerke, die mit
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Mineral6lprodukten betrieben werden, wird eine Betriebsdauer von 35 Jahren und fir
Pumpspeicherkraftwerke eine unendliche Betriebsdauer angenommen. Die gegeniiber den Szenarien B 2030
um weitere 5 Jahre reduzierte technisch-wirtschaftliche Betriebsdauer begriindet sich mit der in Szenario

C 2030 angenommenen Steigerung des Ausbaus und der Flexibilisierung der Erneuerbaren Energien. Die
ohnehin erschwerte wirtschaftliche Situation konventioneller Kraftwerke wird so weiter verstirkt. Die
Verkiirzung der Betriebsdauer der konventionellen Kraftwerke entsteht aufgrund angenommener
erschwerter wirtschaftlicher Bedingungen. Der stirkere Ausbau der Erneuerbaren Energien erhoht den
Preisdruck auf die konventionellen Kraftwerke, wodurch die Wirtschaftlichkeit schon vor dem Erreichen der
technischen Betriebsdauer nicht mehr gegeben sein kann.

Die Annahme einer technisch-wirtschaftlichen Betriebsdauer von 40 Jahren fiir Braunkohlekraftwerke liegt
noch oberhalb einzelner Forderungen von Konsultationsteilnehmer, die eine noch stirkere Reduktion
fordern. Diese Reduktion soll eine Herausnahme von Braunkohlekraftwerken, teilweise bis zum kompletten
Ausstieg aus der Braunkohleverstromung, bewirken. Die Annahme eines Kohleausstiegs bis 2030 erscheint der
Bundesnetzagentur jedoch als nicht sachgerecht. Die momentane politische Situation sieht tiber die im
Szenariorahmen 2017-2030 getroffenen Annahmen keine Verschiarfung der Regularien fiir
Braunkohlekraftwerke vor, weshalb die Bundesnetzagentur keine Handhabe fir eine weitere Verkiirzung der
Laufzeiten sieht.

Die Kriterien zum Zubau von in Planung befindlichen Kraftwerken werden entsprechend folgender Tabelle 25

angenommen.

Erzeugungstyp Szenario C 2030

Braunkohle Kein Zubau

Steinkohle Kein Zubau

Erdgas Zubau wenn Antrag/Zusage nth §§ 38-39 GasNzZV
vorhanden und geplante Inbetriebnahme vor 2020

Mineralél Kein Zubau

Pumpspeicher Zubau wenn Antrag/Zusage nach § 9 KraftNAV vorhanden

Abfall Zubau aller in Planung befindlicher Kraftwerke

Sonstige Zubau aller in Planung befindlicher Kraftwerke

Tabelle 25: Kriterien zum Zubau von in Planung befindlichen Kraftwerken in Szenario C 2030

Analog zu Szenario B 2030 werden im Szenario C 2030 keine Braunkohle-, Steinkohle- und
Mineral6lkraftwerke iiber die aktuellen Zubauten hinaus errichtet.

Bei Gaskraftwerken werden, wie in Szenario B 2030, auch Kraftwerke angenommen, welche nur eine
Kapazitatsreservierungsanfrage nach § 38 GasNZV oder ein Ausbaubegehren nach § 39 GasNZV gestellt haben.
Diese Kraftwerke miissen dabei kein Netzanschlussbegehren nach § 9 KraftNAV gestellt haben oder {iber eine
Netzanschlusszusage nach § 9 KraftNAV verfiigen. Als Einschriankung gilt dies nur, wenn die geplante
Inbetriebnahme dieser Kraftwerke vor dem Jahr 2020 liegt. Diese Kriterien bilden eine starke Lockerung im
Gegensatz zur Genehmigung des Szenariorahmen 2025.
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Die Ubertragungsnetzbetreiber haben im Rahmen der Anhérung den Wegfall des Kriteriums nach KraftNAV
zur Berticksichtigung von geplanten Gaskraftwerken kritisiert. Es habe hier offensichtlich ein
Methodenwechsel stattgefunden, den die Ubertragungsnetzbetreiber ohne weitere Erlduterung nicht
nachvollziehen kénnten. Die impliziten getroffenen Annahmen der Bundesnetzagentur zur
Wirtschaftlichkeit von geplanten Gaskraftwerken im kiinftigen Energiemarkt seien zumindest zu

hinterfragen.

Die Vorgehensweise der Bundesnetzagentur erscheint jedoch addquat, denn die Bundesregierung hat ein
klares politisches Bekenntnis zum Energy-Only-Markt 2.0 und damit insbesondere zu Gunsten von
zukiinftigen Gaskraftwerken abgebeben. Dieses politische Bekenntnis wird durch die Einschdtzung der
zukiinftigen wirtschaftlichen Lage erginzt, in der Gaskraftwerke als weniger kapitalintensive Kraftwerke, die
auf vergleichsweise kurze Betriebsdauern ausgelegt sind und dartber hinaus vergleichsweise wenig CO,
ausstofien, bevorzugt werden. Ferner wird die Ndhe zu den Annahmen des Szenariorahmens zum
Netzentwicklungsplan Gas 2016 erhoht. Dort werden diese Kriterien ebenfalls bei der Bestitigung des

Szenariorahmens zum Netzentwicklungsplan Gas 2016 in analoger Form angewendet.

Bei Pumpspeicherkraftwerken entscheidet, wie in Szenario B 2030, ob ein Netzanschlussbegehren oder eine
Netzanschlusszusage nach § 9 KraftNAV vorhanden ist.

Bei Abfallkraftwerken und Kraftwerken mit sonstigen Brennstoffen wird angenommen, dass alle in Planung

befindlichen Kraftwerke zugebaut werden.

Unter Anwendung der in den Kapitel II B 3.4.2 und der oben beschriebenen Methodik ergibt sich aus der
Kraftwerksliste (vgl. Anlage 1) die angenommene Kraftwerksleistung in Szenario B 2035. Diese setzt sich
entsprechend der Tabelle 26 zusammen.

Entwicklung [GW] Braunkohle | Steinkohle Erdgas o] s':):lirrlfer Sonstige

In Bestand 2015 21,1 28,6 30,3 4,2 9,4 2,3
ot | ms| ws|  as| s3] o s
+ InBau 0,0 11 6,4 0,0 0,4 0,0
+ InPlanung 0,0 0,0 7,4 0,0 2,1 0,1
= Bestand 2030 9,3 10,8 37,8 0,9 11,9 1,8

Tabelle 26: Entwicklung konventioneller Kapazititen in Szenario C 2030

Zusammenfassung der Anderungen in Szenario C 2030 zum Entwurf der Ubertragungsnetzbetreiber
- konventionelle Energietréiger

o Erhohung der installierten Leistung Braunkohle von 9,2 GW auf 9,3 GW

e Senkung der installierten Leistung Steinkohle von 11,0 GW auf 10,8 GW

o Erhohung der installierten Leistung Erdgas von 29,1 GW auf 37,8 GW

e Keine Anderung der installierten Leistung von Ol

e Keine Anderung der installierten Leistung von Pumpspeicher

e Senkung der installierten Leistung sonstige konventionelle Erzeugung von 2,7 GW auf 1,8 GW
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Abbildung 9: Konventioneller Kraftwerkspark in Szenario C 2030

Wichtiger Hinweis: Die Skalierung der Balken weicht zwischen den einzelnen Szenarien ab (siehe Legende).
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5. Mittel- und langfristige energiepolitische Ziele der Bundesregierung

Die genehmigten Szenarien erfiillen - soweit eine Aussage hierzu methodisch bereits moglich ist - zum
groften Teil die mittel- und langfristigen energiepolitischen Ziele der Bundesregierung.

Die mittel- und langfristigen energiepolitischen Ziele der Bundesregierung werden im Wesentlichen durch
das Energiekonzept der Bundesregierung vom 28.09.2010 definiert. Erginzt werden diese Ziele durch das sog.
Energiepaket der Bundesregierung vom 06.06.2011 und gesetzlich verankerte Ziele. Dartiber hinaus wurden
diese Ziele im Aktionsprogramm Klimaschutz am 03.12.2014 seitens der Bundesregierung nochmals bekriftigt
und im EEG 2014 fiir den Bereich Wind Offshore modifiziert. Im am 01.01.2016 in Kraft getreten KWKG
wurden die neuen KWK-Ziele der Bundesregierung festgelegt.

Es handelt sich um folgende energiepolitische Ziele, die im Rahmen der Genehmigung des Szenariorahmens

beriicksichtigt werden:

- Reduktion der Treibhausgasemissionen gegentiber 1990 bis 2020 um 40 %, bis 2030 um 55 %, bis 2040 um
70 % und bis 2050 um 80 bis 95 %

- Erhohung des Anteils des aus Erneuerbaren Energien erzeugten Stroms am Bruttostromverbrauch bis
2025 auf 40 bis 45 %, bis 2035 auf 55 bis 60 % und bis 2050 auf mindestens 80 %

- Senkung des Primirenergieverbrauchs gegentiber 2008 bis 2020 um 20 % und bis 2050 um 50 %
- Steigerung der Offshore-Windleistung auf 15 GW im Jahr 2030

- Erhoéhung der Strommenge aus Kraft-Warme-Kopplung auf 120 TWh bis 2025

- Minderung des Stromverbrauchs gegentiber 2008 bis 2020 um 10 % und bis 2050 um 25 %

- Ausstieg aus der Nutzung der Kernenergie bis 2022

Ohne die Ergebnisse der Marktsimulation und der Netzberechnung zu kennen, die auf der Genehmigung des
Szenariorahmens 2017-2030 beruhen, kann eine erste Einschitzung getroffen werden, welche Szenarien die

angefiihrten energiepolitischen Ziele der Bundesregierung erreichen.

5.1 Einhaltung der CO,-Ziele
Auf Grund der CO,-Emissionsgrenze, die in den Szenarien B 2030, B 2035 und C 2030 als Nebenbestimmung

eingefiihrt wird, ist sicher davon auszugehen, dass die genannten Szenarien die Emissionsgrenzen einhalten
werden. Das Szenario A 2030 hingegen stellt eine Ausnahme dar. Es unterliegt keiner solchen CO,-Restriktion
im Marktmodell und verfigt Giber den grofiten konventionellen Kraftwerkspark mit einem vergleichsweise
hohen Anteil an CO,-intensiven Braunkohlekraftwerken. Weiterhin wird ein Ausbau der Erneuerbaren
Energien am unteren Rand des EE-Ausbaukorridors unterstellt. Daher besteht in Szenario A 2030 eine nicht
geringe Wahrscheinlichkeit, dass die von der Bundesregierung definierte Reduktion der Treibhausgase nicht
vollstindig erreicht wird. Dies erscheint sinnvoll, da trotz aller Bemithungen derzeit nicht ausgeschlossen
werden kann, dass die Klimaschutzziele in einem konservativen Szenario auch aus konjunkturellen Griinden

nicht in vollem Umfang erreicht werden.



146 | II B ENTSCHEIDUNGSGRUNDE

5.2  Einhaltung der EE-Anteile am Bruttostromverbrauch

Der Anteil des aus Erneuerbaren Energien erzeugten Stroms am Bruttostromverbrauch liegt in allen
Szenarien im Korridor des 2016 novellierten EEG, womit dieses Ziel in allen Szenarien erreicht wird. Da sich
der Anteil der Erneuerbaren Energien in den Szenarien in Ubereinstimmung mit § 1 Abs. 2 EEG-E 2016 nach
dem Bruttostromverbrauch richtet, ist dieser fiir den Szenariorahmen 2017-2030 zu prognostizieren. Die
Prognose des Bruttostromverbrauchs ist dabei lediglich als Basis fiir die Ermittlung des Anteils der
Erneuerbaren Energien ausschlaggebend und ist nicht mit dem Wert zu verwechseln, welcher sich nach
Marktsimulation und Netzberechnung fiir den Bruttostromverbrauch letztlich ergibt. Dies ist dem Umstand
geschuldet, dass einzelne Komponenten des Bruttostromverbrauchs Ergebnis der Marktsimulation und der
Netzberechnung sind und folglich zum Zeitpunkt der Genehmigung des Szenariorahmens noch nicht
bekannt sind. Wie in Kapitel II B 4.1 dargestellt, sind z. B. die Ubertragungsnetzverluste als Folge des
Energietransports das Ergebnis der Netzberechnung. Ahnlich verhilt es sich mit der von
Pumpspeicherkraftwerken genutzten Energie und dem Kraftwerkseigenverbrauch, die sich erst nach der
Simulation des Kraftwerkeinsatzes in der Marktsimulation ergeben. Die Verluste des Ubertragungsnetzes, die
von Pumpspeicherkraftwerken genutzte Energie und der Kraftwerkseigenbedarf miissen daher zur Prognose
des Bruttostromverbrauchs abgeschétzt werden.

Zur Abschitzung des Referenzwertes des Bruttostromverbrauchs in 2015 bezieht sich die Bundesnetzagentur
auf die Daten des Monitoringberichts 2015 der Bundesnetzagentur. Fiir die Angaben zum
Kraftwerkseigenverbrauch sind die Angaben des Jahresberichtes 2015 der AGEB (AG Energiebilanzen EV)
mafigeblich. Tabelle 27 zeigt, wie sich der Bruttostromverbrauch ndherungsweise bestimmen lasst.

Verbrauchstyp Energieverbrauch [TWh]

Nettostromverbrauch 2015 532,1
+ Ubertragungsnetzverluste 6,4
+ Pumpspeicherenergie 10,3
+ Kraftwerkseigenverbauch 36,1
= Bruttostromverbrauch 2015 584,9

Tabelle 27: Ermittlung des Bruttostromverbrauchs 2015

Ausgangsgrofie zur Ermittlung des Bruttostromverbrauchs in 2015 ist der in Kapitel II B 4 berechnete
Nettostromverbrauch von 532,1 TWh in 2015. Hinzu kommen Energieverluste des Ubertragungsnetzes von
6,4 TWh und die Energiemenge von 10,3 TWh zum Betrieb der Pumpspeicherkraftwerke. Ferner ist der
Eigenverbrauch der Kraftwerke von 36,1 TWh zu berticksichtigen. Aufsummiert ergibt sich ein
Bruttostromverbrauch von 584,9 TWh fir das Jahr 2015.

Zur Prognose des Bruttostromverbrauchs in den Szenarien sind ferner die in Kapitel II B 4.1 angenommenen
Verbrauchseinsparungen durch Effizienzsteigerung sowie der Mehrverbrauch durch Sektorenkopplung
(Verkehrssektor und Wirmesektor), wie in Tabelle 28 dargestellt, zu berticksichtigen.
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Szenario A2030 | Szenario B2030 | Szenario B 2035 | Szenario C 2035

Bruttostromverbrauch 2015 584,9 TWh 584,9 TWh 584,9 TWh 584,9 TWh

- Effizienzsteigerung 27,5 TWh 32,5TWh 42,3 TWh 55,0 TWh
+ Sektorenkopplung 12,5 TWh 47,5 TWh 57,3 TWh 100,0 TWh
- Bruttostromverbrauch in 569,0 TWh 599, TWh 599,0 TWh 629, TWh

Tabelle 28: Prognose des Bruttostromverbrauchs in den Szenarien

In Szenario A 2030 berechnet sich nach Abzug der durch Effizienzgewinn eingesparten Energie und Addition
des zusitzlichen Verbrauchs durch Sektorenkopplung ein Bruttostromverbrauch von gerundet 570 TWh. In
Szenario B 2030 und B 2035 ergibt sich analog ein Saldo von 600 TWh. In Szenario C 2030 wird anhand
genannter Methodik mit 630 TWh der héchste Bruttostromverbrauch prognostiziert.

Fir die Prognose der EE-Anteile am Bruttostromverbrauch werden zusétzlich in allen Szenarien die
nachfolgenden Volllastbetriebsstunden zu Grunde gelegt:

Volllastbetriebsstunden [h/a]

Wind Onshore installiert vor dem 31.12.2015 1.700
Wind Onshore installiert nach dem 31.12.2015 2.300
Wind Offshore 4.300
Photovoltaik installiert vor dem 31.12.2015 920
Photovoltaik installiert nach dem 31.12.2015 950
Photovoltaik >750 kW installiert nach dem 31.12.2015 1.000
Biomasse vor dem 31.12.2015 6.200
Biomasse nach dem 31.12.2015 5.000
Wasserkraft 4.000
sonstige regenerative Erzeugung 3.460

Tabelle 29: Volllastbetriebsstunden der Erneuerbaren Erzeugungsanlagen

Die Volllastbetriebsstunden in Tabelle 29 (aufier Wind Onshore alt/neu) beruhen auf Abschitzungen des
Zentrums fiir Sonnenenergie- und Wasserstoff-Forschung Baden-Wiirttemberg (ZSW). Als Datenbasis
verwendet das ZSW kein einzelnes Wetterjahr, sondern bildet auf Grundlage historischer Messungen
Durchschnittswerte. Dabei wurde bei einzelnen Energietrigern leicht von den Abschitzungen des ZSW
abgewichen.

Die Volllaststunden der Wasserkraft wurden von 4500 auf 4000 herabgesetzt. Dies hingt damit zusammen,
dass in diesem Szenariorahmen grenznahe Speicherwasserkraftwerke im Ausland bericksichtigt werden.
Diese Speicherwasserkraftwerke haben verglichen mit Laufwasserkraftwerken viel geringere Volllaststunden.
Um diesem Umstand Rechnung zu tragen, wurden die Volllaststunden aller Wasserkraftwerke pauschal um
500 reduziert. In Szenario C 2030 wurden die Volllaststunden nur auf 4.400 reduziert, da von einer
Effizienzsteigerung bereits bestehender Wasserkraftwerke ausgegangen wird.
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Die Volllaststunden neuer Biomasseanlagen, die in der Ausschreibung den Zuschlag erhalten haben, wurden
dagegen von 4.000 auf 5.000 erhoht. Die Volllaststunden sind ein gewichteter Durchschnitt des erwarteten
Zubauportfolios. Zu diesem Portfolio zihlen zuvorderst Biogasanlagen, die aufgrund von
Flexibilitatsanforderung im EEG zukiinftig fiir maximal 4.400 h/a eine Vergiitung erhalten. Von dieser
Anforderung sind kleine Giilleanlagen ausgenommen. Es wird angenommen, dass sie weiterhin
Volllaststunden zwischen 7000 bis 8000 h/a realisieren werden. Daneben werden Holzkraftwerke zugebaut,
die zwischen 6000 und 7000 Stunden im Jahr unter Nennlast Strom erzeugen. Die Férderung der
energetischen Verwertung von Altholz durch das EEG ist mit der EEG-Novelle 2016 beendet worden. Fiir
Altholz besteht eine abfallrechtliche Verwertungspflicht nach dem Kreislaufwirtschaftsgesetz. Es ist deshalb
davon auszugehen, dass die Stromerzeugung in Altholzkraftwerken auch nach Auslaufen der EEG-Forderung
grofltenteils erhalten bleibt. Die Stromerzeugung aus Schwarzlauge wird ebenfalls aufgrund der thermischen
Verwertungspflicht als konstant angenommen. Um den soeben genannten Umstinden Rechnung zu tragen,
wurden die Volllaststunden aller Biomassekraftwerke pauschal um 1000 erhéht. Zu Prognosezwecken fiir die
Abschitzung des voraussichtlichen EE-Anteils am Bruttostromverbrauch ist die Hochrechnung auf Basis von
historischen Durchschnittswerten sachgerecht. In Abgrenzung dazu ist im Rahmen der Marktmodellierung
zur Netzberechnung die Verwendung eines historischen Wetterjahres mit daraus folgenden héheren
Volllaststunden sachgerechter.

Die spezifischen Volllaststunden der Windenergie an Land hingen von den Windbedingungen am jeweiligen
Standort sowie der verwendeten Anlagentechnologie (Nabenho6he, Rotordurchmesser, installierte Leistung)
ab. Die durchschnittlich unterstellten Volllaststunden ergeben sich aus den in Deutschland verfiigbaren
Flachen und deren Windbedingungen. Im Zeitraum der letzten zehn Jahre lagen die Volllaststunden fiir den
Gesamtbestand aller Anlagen in Abhédngigkeit des jeweiligen Windjahres zwischen 1.450 und 1.850 Stunden
pro Jahr. Der Hauptzubau aller Windenergieanlagen in Deutschland (Stand 2014) lag mit fast 85 Prozent im
Bereich von Standortqualititen zwischen 65 und 90 Prozent. Damit hat dieses Segment den mit Abstand
grofdten Einfluss auf die durchschnittlichen Volllaststunden in Deutschland.

Den fiir den Zubau unterstellten durchschnittlichen Volllaststunden von 2.300 liegen moderne
Windenergieanlagen und deren Volllaststunden zugrunde. Die Ubertragungsnetzbetreiber haben im Rahmen
der Anhorung Zweifel beziiglich der aus ihrer Sicht zu ambitionierten Annahmen der Volllaststunden fiir
Wind Onhore gedufiert. Der konkrete Wert der Bundesnetzagentur stiitzt sich auf den EEG-
Erfahrungsbericht, der von IE Leipzig erstellt und im Sommer 2014 verdffentlicht wurde. Dabei wurden die
angenommenen Volllaststunden von 2.200 auf 2.300 erh6ht, da davon auszugehen ist, dass die Nabenhohe
von zuklnftigen Anlagen weiter steigt und sich so auch die Volllaststunden weiter erhdhen konnen. Diese
Annahmen werden auch durch die Studien des Umweltbundesamtes (Potenzial der Windenergie an Land,
2013) und der Agora (Entwicklung der Windenergie in Deutschland, 2013) gestiitzt, die fiir Neuanlagen
deutschlandweit 2.440 Volllaststunden bzw. ca. 4.500 Volllaststunden im Norden und ca. 2750 Volllaststunden
im Stiden vorhersehen.

Die Standortgiite des weiteren Zubaus orientiert sich am Bestand der Windenergieanlagen. Es wird daher
angenommen, dass auch mit Einfiihrung der Ausschreibungen der Zubau vor allem im Bereich zwischen 70
bis 90 Prozent Referenzertrag erfolgen wird. Entsprechend der gegenwértigen Genehmigungspraxis ist
dariiber hinaus ein Abschlag vorgenommen worden, der die zunehmenden Abschaltzeiten von
Windenergieanlagen aufgrund von Schallschutz, Schattenwurf, Radaranlagen und naturschutzrechtliche
Vorgaben beriicksichtigt.
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In allen Szenarien ist die wegen der Spitzenkappung (vgl. Kapitel II B 3.3) nicht eingespeiste Energiemenge in
Abzug zu bringen. Die Bertlicksichtigung der Spitzenkappung fiihrt zu niedrigeren EE-Anteilen am
Bruttostromverbrauch, da die nicht eingespeiste EE-Energiemenge abgezogen wird.

Unter Berticksichtigung des in den Kapiteln IT B 4.3.4, II B 4.3.6 und II B 4.3.7 dargestellten Erneuerbaren
Energien Kraftwerksparks, der in Tabelle 29 dargestellten Volllaststunden, der Spitzenkappung sowie des
prognostizierten Bruttostromverbrauchs, werden voraussichtlich alle Szenarien des Szenariorahmen 2017
2030 einen EE-Anteil zwischen 47,5 % und 52,5 % in 2030 bzw. zwischen 55 % und 60 % in 2035 am
Bruttostromverbrauch einhalten. Die genaue Verteilung in den Szenarien wird in der nachfolgenden Tabelle
30 dargestellt.

Szenario A 2030 Szenario B 2030 Szenario B 2035 Szenario C 2030

Anteil Erneuerbarer Energien

0, ) 0, [»)
am Bruttostromverbrauch 49,2% >0,9% >7,5% 52,5%

Tabelle 30: Anteil Erneuerbarer Energien am Bruttostromverbrauch in den Szenarien

5.3  Einhaltung der weiteren Ziele

Fir das Erreichen des Ziels der Senkung des Primirenergieverbrauchs kann ohne das Ergebnis der
Marktsimulation keine abschlieflende Aussage gemacht werden. Auf Grund der Erfahrungen aus den letzten
Netzentwicklungsplianen kann die Bundesnetzagentur fiir die meisten Szenarien eine optimistische
Einschitzung abgeben. Es ist wahrscheinlich, dass das von der Bundesregierung formulierte Ziel zur Senkung
des Primirenergieverbrauchs in keinem Szenario eindeutig verfehlt wird.

Die Steigerung der Offshore Windleistung auf 15 GW bis 2030 wird im Szenario A 2030 nahezu und in allen
anderen Szenarien vollstindig erreicht.

Die von der Bundesregierung angestrebte Strommenge aus Kraft-Warme-Kopplung von 120 TWh bis 2025
wird in Szenario A 2030 mit hoher Wahrscheinlichkeit erreicht. Die Ermittlung des Anteils von Strom aus
Kraftwiarmekopplung kann in den Szenarien B 2030, B 2035 und C 2030 nicht wie in Szenario A 2030 ermittelt
werden. Denn auf Grund der angenommenen Flexibilisierung der KWK-Anlagen und der Reduzierung von
Mindesteinsatzbedingungen kann die Erzeugung einer prinzipiell KWK-fihigen Anlage nicht mehr pauschal
einem exklusiv ,wiarmegefiihrten“ Prozess zugeordnet werden. Es ist daher nicht mehr ersichtlich, ob die so
produzierte Energiemenge zur Erreichung der KWK-Ziele der Bundesregierung hinzugerechnet werden kann.
Auf diese Schwierigkeiten bei der Ermittlung des Anteils von Strom aus Kraftwarmekopplung haben die
Ubertragungsnetzbetreiber im Rahmen der Anhérung noch einmal ausdriicklich hingewiesen. Die
Bundesnetzagentur ist sich der Schwierigkeit einer Uberpriifung in den Szenarien B 2030, B 2035 und C 2030
bewusst. Gleichwohl sind alle Szenarien des Szenariorahmens 2017-2030 auf die Zielerreichung hin zu
iiberpriifen und - sofern nicht exakt bestimmbar - von den Ubertragungsnetzbetreibern begriindet
abzuschitzen, ob die Ziele erreicht werden.

Das Ziel einer Senkung des Stromverbrauchs um 10 % bis 2020 gegentiber dem Jahr 2008 (618 TWh), wird in
allen Szenarien vollstindig erreicht. Werden vom in Tabelle 27 dargestellten Bruttostromverbrauch des Jahres
2015 die spezifischen Effizienzeinsparungen der Szenarien des Szenariorahmens 2017-2030 abgezogen,
ergeben sich fiir die Szenarien Stromeinsparungen gegeniiber dem Referenzjahr 2008 zwischen 10 % und

14 %. Diese Effizienzeinsparungen werden durch den zusitzlichen Verbrauch auf Grund von
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Sektorenkopplung in Szenario A 2030 teilweise, in den Szenarien B 2030 und B 2035 leicht und in Szenario
C 2030 deutlich iberkompensiert. Fiir das Ziel einer Senkung des Stromverbrauchs um 25 % bis 2050 sind
allerdings weitere Bemiihungen erforderlich, die {iber die bisherigen Anstrengungen hinausgehen.

Der Ausstieg aus der Nutzung der Kernenergie bis 2022 wird in allen Szenarien beriicksichtigt.
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6. Europdischer Rahmen

Neben den oben beschriebenen Annahmen fiir die Entwicklung der Erzeugung und den Verbrauch auf
nationaler Ebene sind auch Annahmen fiir die umliegenden europédischen Linder zwecks Marktmodellierung
und Netzberechnungen zu treffen. Die Annahmen fiir die Erzeugung und den Verbrauch in den europiischen
Landern beeinflussen mafdgeblich die Ergebnisse der dem Szenariorahmen folgenden Marktsimulation,
insbesondere den Stromaustausch zwischen Deutschland und den angrenzenden Staaten. Der
Stromaustausch mit den Nachbarstaaten ist wiederum auch mafdgeblich fiir den innerdeutschen Lastfluss und
hat somit Auswirkungen auf die dem Szenariorahmen folgenden nationalen Netzberechnungen.

Die Bundesnetzagentur bekennt sich zu einem moglichst freiziigigen Energiebinnenmarkt innerhalb Europas,
der den Wettbewerb stirken soll, um so fiir alle Verbraucher den Zugang zu moglichst kostenglinstiger
Energie zu féordern. Dabei spielen die Handelsaktivititen auf dem Binnenmarkt zwischen den einzelnen
Marktgebieten eine wichtige Rolle. Deutschland ist in diesem Zusammenhang eines der wichtigsten
Transitlinder in Europa, d. h. der nationale Stromnetzausbau dient auch diesem Zweck. Zudem kann durch
ein eng vermaschtes Ubertragungsnetz im europiischen Verbund auch die nationale Versorgungssicherheit
durch Ausgleichseffekte weiter entfernt liegender Erzeugungskapazititen, z. B. aus regenerativen Energien
oder Speicher, deutlich erhoht werden. Im Jahr 2014 betrug die in einer Stunde auftretende maximale
Handelskapazitit (Day-Ahead), die den Stromimport und -export in Deutschland umfasste, 19,1 GW.

Dem genehmigten Szenariorahmen liegen angemessene Annahmen zur Austauschkapazitit mit anderen
Liandern unter Beriicksichtigung geplanter Investitionsvorhaben der europdischen Netzinfrastruktur zu
Grunde. Fiir die im Szenariorahmen zu treffenden Annahmen zum Stromaustausch mit anderen Lindern sind
dabei der Verbrauch und die installierte regenerative und konventionelle Erzeugungsleistung im
europdischen Ausland, aber nicht die tatsichlich geflossene Energie entscheidend. Zur Bestimmung der
Austauschstrommengen bedarf es einer (europaischen) Marktsimulation, die nicht Gegenstand der
Genehmigung des Szenariorahmens ist. Die Annahmen betreffen auch Ubertragungskapazititen zwischen
den europdischen Miarkten unter Beriicksichtigung geplanter Investitionsvorhaben der europdischen
Netzinfrastruktur (sog. ,Net Transfer Capacity“).

Die Annahmen zum Verbrauch und zur installierten regenerativen und konventionellen Erzeugungsleistung
im europdischen Ausland ergaben sich in der letzten Genehmigung des Szenariorahmens 2025 aus dem
SO&AF 2014-2030 vom 03.06.2014. In der vorliegenden Genehmigung wird hingegen auf den Scenario
Development Report (SDR) des TYNDP 2016 zurtickgegriffen, der am 03.11.2015 von ENTSO-E veroffentlicht

wurde.

Der SDR enthilt vier sogenannte ,,Visions® fiir 2030, die als Briicke zwischen den EU-Energiezielen fiir 2020
und 2050 fungieren sollen. ENTSO-E hat weiterhin ein Best Estimate Scenario 2020 eingefithrt, welches die
wahrscheinliche Entwicklung bis zum Jahr 2020 abbildet und als Startpunkt der Visionen dient. Bei den
»Visions® handelt es sich hingegen um Randszenarien, welche einen grofien Trichter moglicher
Entwicklungen darstellen. Der SDR erscheint im zweijahres-Rhythmus und bildet die Grundlage des im
jeweils darauf folgenden Jahr erscheinenden TYNDP.

Dem Szenario A 2030 wird, wie im Entwurf der Ubertragungsnetzbetreiber vorgeschlagen, die Vision 2 des
SDR 2015 zugeordnet. Vision 2 zeichnet sich durch ein moderates Transformationstempo aus. Es gibt erste

Ansitze von Innovationen und Flexibilisierung sowie eine leichte Steigerung der Elektromobilitét. Die
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konventionellen Anlagen haben einen hohen Anteil an der Stromerzeugung bei einem moderaten Ausbau der
Erneuerbaren Energien. Der Stromverbrauch stagniert auf Grund verstarkter Maffnahmen zur
Energieeffizienz. Bei Vision 2 handelt es sich um ein Top-Down-Szenario mit europdischem Fokus. Die
Zuordnung des Szenarios A 2030 zu Vision 2 ldsst sich damit begriinden, dass beide Prognosen den geringsten
Fortschritt beim Ausbau der Erneuerbaren Energien darstellen, also das geringste Transformationstempo
innerhalb des vom Gesetzgeber vorgegeben Korridors zum Ausbau der Erneuerbaren Energien vorweisen.
Dartiiber hinaus wird in Szenario A 2030 und in Vision 2 ein geringerer Grad an Innovation und
Flexibilisierung unterstellt. Beim Stromverbrauch wird zudem in beiden Prognosen ein im Vergleich zu den

Ubrigen Szenarien und Visionen eher geringer Verbrauch angenommen.

Dem Szenario B 2030 wird, wie im Entwurf der Ubertragungsnetzbetreiber vorgeschlagen, ein Mittelwert aus
den Visionen 2 und 3 des SDR 2015 zugeordnet. Vision 3 zeichnet sich gegeniiber Vision 2 durch ein h6heres
Innovations- und Transformationstempo aus. Die Flexibilisierung der Last sowie die Elektrifizierung des
Transport- und Warmesektors werden vorangetrieben. Eine verstirkte Forderung der Energieeffizienz fihrt
zudem zu einem stagnierenden bis sinkenden Stromverbrauch. Bei einem starken Ausbau Erneuerbarer
Energien nimmt gleichzeitig die installierte Leistung von Gaskraftwerken zu. Bei Vision 3 handelt es sich um
ein Bottom-Up-Szenario mit nationalem Fokus. Die vorgeschlagene Zuordnung eines Mittelwertes der
moderaten Vision 2 und der ambitionierten Vision 3 des SDR 2015 zum Szenario B 2030 ist sachgerecht.

Dem Langfristszenario B 2035 wird, wie im Entwurf der Ubertragungsnetzbetreiber vorgeschlagen, die
Vision 3 des SDR 2015 zugeordnet. Die Vision 3 bildet, wie oben beschrieben, ein schnelles
Transformationstempo mit vielen Innovationen und starkem Ausbau der Erneuerbaren Energien ab. Da das
Szenario B 2035 einen langeren Zeithorizont betrachtet als das Szenario B 2030, ist eine Zuordnung zur
Vision 3 sachgerecht.

Dem Szenario C 2030 wird ebenfalls Vision 3 des SDR 2015 zugeordnet. Da es sich bei dem Szenario C 2030 um
das nationale Innovationsszenario handelt, ist eine Zuordnung zur Vision 3 sachgerecht, weil beide Szenarien

ambitionierte Ziele im Rahmen der Energiewende verfolgen.

Die Annahmen zu den Ubertragungskapazititen zwischen den europiischen Mirkten ergeben sich aus den
bestehenden Grenzkuppelkapazititen sowie dem ersten Entwurf des TYNDP 2016 vom 23.06.2016, der die
geplanten Investitionsvorhaben der europiischen Netzinfrastruktur abbildet. ENTSO-E klassifiziert die
TYNDP Projekte basierend auf ihrem Planungsstatus sowie dem Inbetriebnahmedatum in drei Kategorien.
Die Mid-term Projects sind in Planung (,planning”) befindliche Projekte mit einer Inbetriebnahme bis 2022.
Long-term Projects befinden sich ebenfalls in Planung (,planning“), werden jedoch zwischen 2022 und 2030 in
Betrieb genommen. Als Future Projects (,under consideration®) werden die restlichen Projekte klassifiziert,
welche den Planungsstatus zum Zeitpunkt der Veroffentlichung des TYNDP 2016 noch nicht erreicht hatten.
Nach dem Verstdndnis der Bundesnetzagentur ist eine Realisierung dieser Projekte bis 2030 eher
unwahrscheinlich.

Fiir die Auslegung der Referenzkapazititen des TYNDP 2016 mit dem Zieljahr 2030 werden von ENTSO-E
lediglich die Mid-term und Long-term Projects betrachtet. Future Projects flieen ausdriicklich nicht in die
Auslegung dieser Referenz-Ubertragungskapazititen ein. Das Zieljahr 2035 wird zwar im TYNDP 2016 nicht
ausdriicklich betrachtet, dennoch werden fiir 2035 zusitzlich zu den Referenzkapazititen einige von der
Bundesnetzagentur als sinnvoll erachtete Future Projects berticksichtigt. Die sich daraus ergebenden



BUNDESNETZAGENTUR | 153

genehmigten Handelskapazititen in Tabelle 31 weichen in den markierten Bereichen von den
vorgeschlagenen Werten der Ubertragungsnetzbetreiber ab.

NTC [MW] AT BE CH cz DK-O | DK-W FR LU NL NO PL SE 3
BaECh 7.500 | 2.000 | 5.700 | 2.600 | 1.000 3.000 | 4.800 | 2.300 [ 5.000 | 1.400 | 3.000 | 1.315 | 39.615
2030
\IIDOEn 7.500 | 2.000 | 4.300 | 2.000 | 1.000 3.000 | 4.800 | 2.300 [ 5.000 | 1.400 | 2.000 | 1.315 | 36.615
BaECh 7.500 [ 2.000 | 6.400 [ 2.600 | 1.600 3.000 | 4.800 [ 2.300 | 6.000 | 1.400 | 3.000 | 2.000 | 42.600
2035
\IIDOEn 7.500 | 2.000 | 5986 | 2.000 | 1.600 3.000 | 4.800 | 2.300 | 6.000 | 1.400 | 2.000 | 2.015 | 40.601

Tabelle 31: Handelskapazitidten zwischen Deutschland und den Anrainerstaaten

Im Rahmen der Anhérung haben die Ubertragungsnetzbetreiber gegeniiber ihrem Szenariorahmenentwurf
eine Erhohung der Handelskapazititen mit der Schweiz um jeweils 1.000 MW fiir das Zieljahr 2030 beantragt.
Diese Erh6hung resultiert aus dem Fortschritt des TYNDP-Projektes 231.1282 aus dem Betrachtungs- (,under
consideration“) in den Planungsstatus (,,planning®). Das Projekt entspricht dem Netzentwicklungsplan Projekt
P221 in Kombination mit internen Netzausbaumafinahmen in der Schweiz. Die beantragte Erh6hung der
Handelskapazitat fiir die Schweiz folgt der oben beschriebenen Methodik zur Ermittlung der
Referenzkapazititen und wird daher genehmigt.

Weiterhin haben die Ubertragungsnetzbetreiber im Rahmen der Anhérung die Beibehaltung der in ihrem
Szenariorahmenentwurf beantragten Austauschkapazititen an der Grenze zu Schweden gefordert. Begriindet
wird dies mit der von 50Hertz geplanten vollstindigen Realisierung der HansaPowerBridge bis 2030 (TYNDP-
Projekte 176.995 und 267.1262). Da die zweite Ausbaustufe der HansaPowerBridge (TYNDP-Projekt 267.1262)
jedoch noch nicht den Planungsstatus (,planning”) erreicht hat und lediglich im Betrachtungsstatus (,under
consideration®) verharrt, werden die von den Ubertragungsnetzbetreibern beantragten Austauschkapazititen
von 2.000 MW nicht genehmigt. Fiir das Zieljahr 2035 hingegen werden die von den
Ubertragungsnetzbetreibern beantragten Austauschkapazititen fiir die Auslegung der Handelskapazitit

ubernommen.

Wie im Entwurf der Ubertragungsnetzbetreiber dargestellt, gibt es derzeit noch eine gemeinsame Preiszone
mit Osterreich sowie mit Luxemburg, so dass hier noch keine Handelskapazititen im eigentlichen Sinne
existieren. Sowohl fiir die Marktmodellierung, die aus mathematischen Griinden nicht mit einer beliebig
hohen Transportkapazitit rechnen kann, als auch zur Ermittlung eines realistischen Netzausbaus ist es
notwendig, im Marktmodell eine Beschrinkung der Ubertragungskapazitit von und nach Osterreich sowie
von und nach Luxemburg einzufithren. Ansonsten kdnnten modellbedingte extreme Handelsfliisse zu einem

stark Giberdimensionierten Netzausbaubedarf fiihren.

Die Bundesnetzagentur geht derzeit davon aus, dass bis 2018/2019 ein Engpassmanagementverfahren an der
deutsch-osterreichischen Grenze etabliert werden kénnte. Die Einfithrung eines
Engpassmanagementverfahrens wurde durch die Bundesnetzagentur bereits im Bericht zur Feststellung des
Bedarfs an Netzreserve fiir den Winter 2016/2017 sowie das Jahr 2018/2019 vom 19.04.2016 diskutiert. Der von
den Ubertragungsnetzbetreibern angenommene Wert von 7,5 GW fiir das Jahr 2030 sowie fiir 2035 stimmt
mit den Referenzkapazititen des TYNDP 2016 tiberein und ist angemessen. Damit werden die heutige Grofie
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der Kuppelkapazititen und weitere Ausbauvorhaben ausreichend berticksichtigt. Folglich ist sichergestellt,
dass aufgrund unrealistisch hoher Werte kein zu starker Stromexport nach Osterreich netzdimensionierend
ist und der zukinftige Handel nicht zu stark im Vergleich zum heute tatsdchlich stattfindenden Handel
eingeschrankt wird.

Die 2,3 GW nach Luxemburg entsprechen der heutigen Ubertragungskapazitit. Der TYNDP sieht dariiber

hinaus keine weiteren Ausbauvorhaben nach Luxemburg vor.

Der Europiische Rat hat im Mérz 2002 in Barcelona das sogenannte Verbundgradziel erlassen, nach welchem
alle Mitgliedsstaaten bis 2020 eine Importkapazitit von 10 % der gesamten installierten Erzeugerleistung
aufweisen sollen. Die Bundesnetzagentur geht davon aus, dass Deutschland, basierend auf den
Inbetriebnahmedaten der geplanten Interkonnektoren des TYNDP 2016 sowie des Entwurfs der
Ubertragungsnetzbetreiber zum Netzentwicklungsplan 2025, dieses Ziel im Jahr 2020 erreichen wird. In der
Mitteilung der Kommission ,,Strategie fiir eine sichere européiische Energieversorgung” wurde weiterhin
vorgeschlagen, das derzeitige Stromverbundziel von 10 % unter Berticksichtigung der Kostenaspekte und des
Handelspotenzials bis 2030 auf eine Importkapazitit von 15 % der gesamten installierten Erzeugerleistung
anzuheben. Basierend auf den Prognoseannahmen des Szenarios B 2030 und unter Beriicksichtigung der oben
aufgefiihrten Handelskapazititen wird Deutschland auch dieses Ziel im Jahr 2030 erreichen.
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1. Regionale Zuordnung von Wind Offshore in Nord- und Ostsee

Die regionale Verteilung der installierten Leistung Wind Offshore stellt sich wie folgt dar:

Gebiet Szenario A 2030 Szenario B 2030 Szenario B2035 Szenario C 2030

Nordsee 11,2 GW 11,7 GW 14,4 GW 11,7 GW
Ostsee 3,1GW 3,3GW 4,6 GW 3,3GW
Gesamt 14,3 GW 15,0 GW 19,0 GW 15,0 GW

Tabelle 32: Regionale Zuordnung von Wind Offshore in Nord- und Ostsee

Die Ermittlung der Regionalisierung wird entgegen dem Entwurf des Szenariorahmens 2017-2030 der
Ubertragungsnetzbetreiber anhand des Potenzials der in den Bundesfachplinen Offshore fiir die Nord- und
Ostsee ausgewiesenen Flichen ermittelt. Lagen seitens des Bundesamtes fiir Seeschifffahrt und Hydrographie
aktuellere Werte zu den Flachen vor, wurden diese berticksichtigt.

Auf Nachfrage der Bundesnetzagentur fithrten die Ubertragungsnetzbetreiber mit Schreiben vom 21.03.2016
aus, dass sich die Berechnung der Regionalisierung an der Realisierungsdauer der Anbindungssysteme
orientiert. Die Berechnung wurde fiir die Szenarien wie folgt vorgenommen:

- Berechnungsformel der Ubertragungsnetzbetreiber fiir die Ostsee Szenario B 2030:

Zeitraum 2021 bis 2030 in Jahren

- Ubert k itit Anbind t
Realisierungsdauer Anbindungssystem von 3,5 Jahren ertragungsiapazitat Anbinaungssystem

+ Ubertragungskapazitit Startnetz = Leistung Wind Of fshore Ostsee 2030
d. h. in installierter Gesamtkapazitdt: 2,5 - 500 MW + 1.088,6 MW = 2338,6 MW (2,3 GW)

Da die Anbindungssysteme stets am Ende der Realisierungsdauer in Betrieb gehen, haben die
Ubertragungsnetzbetreiber das Ergebnis abgerundet, d.h. die Fertigstellung der Hilfte des letzten nach dieser
Formel erforderlichen Anbindungssystems wurde von den Ubertragungsnetzbetreibern erst in 2031

angenominen.

- Berechnungsformel der Ubertragungsnetzbetreiber fiir die Ostsee B 2035:

Zeitraum 2021 bis 2030 in Jahren
Realisierungsdauer Anbindungssystem von 3,5 Jahren

- Ubertragungskapazitit Anbindungssystem

+ Ubertragungskapazitit Startnetz = Leistung Wind Of fshore Ostsee 2030

d. h. in installierter Gesamtkapazitdt: 4 - 500 MW + 1.088,6 MW = 3.088,6 MW (3,1 GW)
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Da die Anbindungssysteme stets am Ende der Realisierungsdauer in Betrieb gehen, haben die
Ubertragungsnetzbetreiber das Ergebnis abgerundet, d.h. die Fertigstellung des letzten nach dieser Formel
erforderlichen Anbindungssystems wurde von den Ubertragungsnetzbetreibern erst nach 2035 angenommen.

Fiir die Szenarien A 2030 und C 2030 haben die Ubertragungsnetzbetreiber in der Ostsee gegeniiber Szenario
B 2030 die Realisierung eines Anbindungssystems mit 500 MW mehr bzw. weniger unterstellt (1,8 GW in
Szenario A 2030 und 2,8 GW in Szenario C 2030). Die regionalisierte Leistung fiir die Nordsee wurde von den
Ubertragungsnetzbetreibern in allen Szenarien anhand der Gesamtleistung und der regionalisierten Leistung
fir die Ostsee ermittelt.

Diese Regionalisierungsmethodik ist jedoch nicht sachgerecht, da sie die eigentlichen Ausbaupotenziale in
Nord- und Ostsee unberticksichtigt lasst und sich lediglich an der Realisierungsdauer der Anbindungssysteme
orientiert. Dies birgt die Gefahr von Fehlallokationen, d.h. der Ausbedarf konnte dann in Nord- oder Ostsee
sowohl unter als auch {iber den jeweiligen Potenzialen liegen.

Zwar wird sich die Regionalisierung gem. § 5 Abs. 1 und 3 Nr. 7 WindSeeG-E ab 2025 nach dem
Flichenentwicklungsplan richten, allerdings wird dieser entsprechend § 6 Abs. 8 WindSeeG-E voraussichtlich
erstmalig Ende 2018 vorgelegt werden. Daher ist im Rahmen des Szenariorahmens 2017-2030 bereits eine
Vorabschitzung erforderlich, die das Potenzial der in dem Bundesfachplan Offshore Nordsee und
Bundesfachplan Offshore Ostsee ausgewiesenen Flichen zugrunde legt, soweit diese nicht bereits durch das
Startnetz erschlossen wurden. Auf die Genehmigungslage kommt es hingegen nicht mehr an, da die Flichen
zukiinftig nicht mehr durch Unternehmen vorentwickelt, sondern vielmehr durch den Staat voruntersucht
werden. Auf diesen Flichen werden dann entsprechend §§ 16 ff. WindSeeG-E Ausschreibungen durchgefiihrt,
an welchen alle interessierten Bieter unter den Voraussetzungen der §§ 20 ff. WindSeeG-E teilnehmen
kénnen. Aus dem gleichen Grund kommt auch eine Bertiicksichtigung sonstiger Realisierungsfortschritte
bestehender Projekte nicht mehr in Betracht, zumal dies auch die Gefahr willkiirlicher und schwer objektiv

tiberpriifbarer Ergebnisse birgt.

Da die Kiistenentfernung gem. § 5 Abs. 3 Nr. 3 WindSeeG-E auch im Rahmen des Flichenentwicklungsplan
ein mafigebliches Kriterium bei der Auswahl der geeigneten Flachen darstellt und die Flichen in den Zonen 1
und 2 von Nord- und Ostsee nahezu ausreichend sind, um das Ziel von 15 GW in 2030 zu erreichen, werden
zunéchst lediglich die Potenziale der nicht durch das Startnetz erschlossenen Flichen in Zone 1 und 2 von
Nord- und Ostsee betrachtet.

Hierzu wurde folgende Berechnungsformel der Bundesnetzagentur angewandt:

Of fshore Gesamtleistung im Zieljahr — Gesamtleistung der durch das Startnetz erschlossenen Flachen

durch das Startnetz nicht erschlossene Gesamtflache
- durch das Startnetz nicht erschlossenen Teilflachen Nordsee/Ostsee
+ Teilleistung der durch das Startnetz erschlossenen Flachen Nordsee/Ostsee
= regionalisierte Teilleistung Nordsee/Ostsee

Die Regionalisierung wird fiir alle Szenarien in drei Schritten vollzogen: Im ersten Schritt wird die
Gesamtleistung der durch das Startnetz erschlossenen Flichen in Nord- und Ostsee von der Offshore-
Gesamtleistung bzw. der genehmigten Offshore-Mantelzahl abgezogen, da die erschlossene Leistung keine
Anhaltspunkte flir das weitere Ausbaupotenzial und die weitere Realisierungsgeschwindigkeit im Verhiltnis
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zwischen Nord- und Ostsee gibt. Die danach noch verbleibende Offshore-Gesamtleistung wird dann im
zweiten Schritt pro rata anhand der Grofie der nicht erschlossenen Fliachen auf Nord- und Ostsee verteilt. Die
Summe der Grofie der durch das Startnetz erschlossenen Flachen je Seegebiet und des anhand des
Flachenpotenzials pro rata ermittelten Zubaus je Seegebiet ergibt in einem dritten Schritt die regionalisierte
Offshore-Leistung je Seegebiet.

Die Leistung der durch das Startnetz erschlossenen Flichen richtet sich nach der Leistung der Windparks, die
iiber unbedingte Netzanschlusszusagen der Ubertragungsnetzbetreiber gem. § 17 Abs. 2a EnWG alter
Rechtslage und tiber durch die Bundesnetzagentur nach § 17d EnWG noch giltiger Rechtslage zugewiesene
Kapazitit verfiigen. Die Abschitzung des Potenzials der nicht durch das Startnetz erschlossenen Flichen
richtet sich nach den Angaben des Bundesamtes fiir Seeschifffahrt und Hydrographie im Rahmen des
Bundesfachplans Offshore Nordsee und Bundesfachplans Offshore Ostsee sowie einer Stellungnahme dieser
Behorde vom 26.05.2016.

Hiernach ergeben sich folgende Ausgangswerte:

Leistung durch Startnetz erschlossene Flichen [MW] Durch Startnetz nicht erschlossene Flichen [km?]
Cluster Nordsee Ostsee Cluster Nordsee Ostsee

0 224,4 - 0 0 _
1 0,0 735,0 1 60 27
2 1673,2 0,0 2 0 86
3 916,2 338,6 3 126 39
4 879,0 0,0 4 17 29
5 864,0 0,0 5 61 12
6 1052,0 - 6 47 -
7 0,0 - 7 122 -
8 1016,8 - 8 0 -

Gesamt 6625,6 1073,6 Gesamt 433 193

Summe 7699,2 Summe 626

Tabelle 33: Offshore Flachen in Nord- und Ostsee

Fiir die Nordsee wurde die regionalisierte Leistung in Szenario B 2030 von der Bundesnetzagentur wie folgt

berechnet:

15.000 MW — 7.699,2 MW

626 km?

- 433 km? + 6.625,6 MW = 11.675,5 MW (11,7 GW)

Fir die Ostsee wurde die regionalisierte Leistung in Szenario B 2030 von der Bundesnetzagentur wie folgt

berechnet:

15.000 MW — 7.699,2 MW

626 km?

193 km? + 1.073,6 MW = 3.324,5 MW (3,3 GW)
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Die regionalisierte Leistung wurde fiir die Gibrigen Szenarien A 2030, B 2035, C 2030 entsprechend geschliisselt.

In Rahmen der Konsultation wurde noch eine Regionalisierung fiir Kiistenmeer und Auflenwirtschaftszone
angedacht. Dies wiirde jedoch keinen sinnvollen Mehrwert fiir die Planung der Anbindungssysteme bedeuten,
da der einzig relevante Unterschied zwischen Kiistenmeer und Auflenwirtschaftszone die Kiistenentfernung
ist. Die Kiistenentfernung wird jedoch bereits ausreichend im Offshore Netzentwicklungsplan und zukiinftig
im Flichenentwicklungsplan im Rahmen der zeitlichen Reihung der Anbindungssysteme bzw. zukiinftig der
vorher zu untersuchenden Flachen berticksichtigt. In der Ostsee spielt die Kiistenentfernung zudem keine
entscheidende Rolle, da zwischen Kiistenmeer und Auflenwirtschaftszone keine wesentlichen Unterschiede in
der Entfernung zur Kiste existieren (vgl. Bestatigung O-NEP 2024, Entscheidung vom 04.09.2015, S. 30.)

Zudem wird von einem Konsultationsteilnehmer gefordert, im Rahmen der Regionalisierung in Hohe von
500 MW dber den gesetzlichen Deckel hinauszugehen. Dies ist jedoch nicht erforderlich, da der
Flachenentwicklungsplan dezidierte Angaben tiber die Grofie und Reihenfolge der vorher zu untersuchenden
und auszuschreibenden Flichen enthalten wird. Sollten sich hieraus etwaige Anderungen gegeniiber den
Annahmen des Szenariorahmens 2017-2030 zur regionalisierten Offshore-Leistung ergeben, kénnen diese
grundsatzlich noch rechtzeitig in zukiinftigen Szenariorahmen und Netzentwicklungspldnen berticksichtigt

werden.

Seitens eines anderen Konsultationsteilnehmers wird vorgebracht, dass naturschutzfachliche Aspekte eine
stiarkere Verlagerung des Offshore-Ausbaus in die Nordsee gebieten. Die naturschutzfachliche Abwéigung
obliegt jedoch den Bundesfachplidnen Offshore und zukiinftig dem Flichenentwicklungsplan. Sollten
umweltrechtliche Erwdgungen im Rahmen der Fortschreibung des Bundesfachplans Offshore oder Erstellung
des Flichenentwicklungsplans zu einer Verdnderung der ausgewiesenen Flichen bzw. deren Potenzials
fihren, konnte dies in zuklnftigen Szenariorahmen entsprechend Beriicksichtigung finden.
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2. Regionale Zuordnung der iibrigen regenerativen
Erzeugungsleistungen

Die regionale Verteilung des Ausbaus der Erneuerbaren Energien hat wesentlichen Einfluss auf das Ergebnis
der Netzausbauplanung. Vor diesem Hintergrund ist eine belastbare Methodik bei der Regionalisierung des
Ausbaus der Erneuerbaren Energien von besonderer Bedeutung.

In den vergangenen Netzentwicklungsplinen kamen mehrere unterschiedliche Methoden zur
Regionalisierung des Zubaus der Erneuerbaren Energien zur Anwendung (vgl. dazu Szenariorahmen 2025,
Entscheidung vom 19.12.2014, S. 118 f))

Die Bundenetzagentur stellt erneut fest, dass die von den Ubertragungsnetzbetreibern im letzten
Szenariorahmen 2025 vorgeschlagene Methode der Regionalisierung des Zubaus der Erneuerbaren Energien
grundsitzlich eine angemessene Herangehensweise fiir die durch die Ubertragungsnetzbetreiber
durchzufiihrende Marktmodellierung zur Ermittlung des Transportbedarfs darstellt.

2.1 Methodik fiir die Regionalisierung Wind Onshore

Die Bundesnetzagentur hat bei dieser Entscheidung auch die in den Stellungnahmen mehrheitlich vertretene
Ansicht berticksichtigt, dass in Bezug auf Wind Onshore die Existenz von nutzbaren Flichen fiir die
Windenergie mafdgeblich sei und nicht die Windhoffigkeit. Denn geméaf den meisten Experten aus
Bundeslindern, Umweltverbinden, Windparkprojektierern wiirden Windenergieanlagen in ganz

Deutschland tberall dort errichtet werden, in denen entsprechende Flichen ausgewiesen seien.

Eine solche Verteilung der Windenergieanlagen ldsst sich nach Ansicht der Bundesnetzagentur auch von dem
gegenwartigen Bestand der Windenergieanlagen ableiten, die gerade nicht ausschliefilich in den
windhoffigsten Regionen Deutschlands errichtet wurden. Auch die Mehrheit der dazu eingegangenen
Stellungnahmen begriifit eine solche regional gleichméfige Verteilung des Windenergieanlagenzubaus.

Begiinstigt wird nach Ansicht der Bundesnetzagentur eine solche Entwicklung auch durch das aktuell giltige
zweistufige bzw. geplante einstufige Referenzertragsmodell, das als Férderungsinstrument auch die
Errichtung von Windenergieanlagen in windschwicheren Regionen unterstiitzt bzw. zuklinftig unterstiitzen
soll. Das zweistufige Referenzertragsmodell fiir Windenergieanlagen an Land, mit einer erhohten Anfangs-
und einer niedrigeren Grundvergitung, war seit Einfiihrung des EEG im Jahr 2000 Bestandteil der Férderung
der Erneuerbaren Energien. Das zweistufige Referenzertragsmodell ermoglichte eine standortdifferenzierte
Vergiitung und erlaubte dadurch auch das rentable Betreiben von Windenergieanlagen auch an weniger
windhoffigen Standorten, also insbesondere im Stiden Deutschlands. Das Referenzertragsmodell wird im EEG
2016 gemaf’ § 36h EEG-E von einem zweistufigen in ein einstufiges Modell geindert. Das heif3t, dass nicht
mehr zwischen einer Anfangs- und einer Grundvergiitung unterschieden wird, sondern dass entsprechend
des anlagenindividuellen Referenzertrages ein anzulegender Wert iiber die gesamte Forderdauer von 20
Jahren ausgezahlt wird. Der spezifische anzulegende Wert resultiert aus dem in der Ausschreibung gebotenen
Zuschlagswert (fiir den 100%-Referenzstandort) und dem individuellen, auf Basis eines Gutachtens
ermittelten, ,Giitefaktors“ des Standorts der Anlage. Die geplanten Vergiitungsmechanismen des EEG 2016
werden damit so gewdhlt, dass weiterhin ein deutschlandweiter Ausbau unterstiitzt und gleichzeitig
windhoffigere Standorte entsprechend angereizt werden. Das geplante einstufige Referenzertragsmodell
ermoglicht letztlich, wie das noch giiltige zweistufige Referenzertragsmodell, einen bundesweiten Zubau

neuer Windenergieanlagen.
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Die regionale Zuordnung der zukiinftigen Errichtung von Windenergieanlagen beruht auf einer Modellierung
der Ubertragungsnetzbetreiber, die zunichst die Ausschlusskriterien von Flichen bestimmt. Die
verbleibenden Flichen gelten als vorrangig zu bebauende bzw. potenziell erschlieffbare Flachen. Der
prognostizierte Ausbau der Windenergieanlagen erfolgt anlagenscharf, wobei der Zubau in den vorgenannten
Flachen anhand einer Zubauwahrscheinlichkeit modelliert wird. Die Zubauwahrscheinlichkeit fiir einen
Standort hangt von einem Mindestertrag, Abwertungsfaktoren (z. B. Wald oder Naturpark) sowie davon ab, ob
sich der Standort in vorrangig zu bebauenden oder in potenziell erschliefRbaren Flichen befindet.

Die Regionalisierung von Wind Onshore fiir 2030 ergibt sich aus einer Kurzfristbetrachtung fiir 2018 und
einer Langfristbetrachtung fiir 2035. Wahrend die kurzfristige Betrachtung fiir 2018 die bestmégliche aktuelle
Datenlage des Wind Onshore Ausbaus berticksichtigt, bildet die langfristige Betrachtung fiir 2035 die
Ausbauziele der Bundeslander und der Bundesregierung in addquater Weise ab.

Fiir die rdumliche Bestimmung des Windenergieausbaus auf Basis der kurzfristigen Ausbaudynamik wird ein
Stiitzpunkt durch die Ubertragungsnetzbetreiber modelliert, der die zu erwartende kurzfristige Entwicklung
bis in das Jahr 2018 darstellt. Dieser kurzfristige Stlitzpunkt ergibt sich unter Berticksichtigung des
Repoweringpotenzials aus dem Mittelwert der Leistungen der nachfolgenden (ggf. wahlweise vorhandenen)
drei Kriterien: die Fortschreibung der historischen Zubauraten der Bundesldnder der letzten drei Jahre um
drei weitere Jahre, die vorliegenden Antrége auf Errichtung von Windkraftanlagen bei den
Verteilnetzbetreibern (auf Hoch- und Mittelspannungsebene) in den nichsten drei Jahren und die
Landesentwicklungsplidne der Bundeslidnder reduziert auf einen entsprechend linearen Zubau in den
nichsten drei Jahren. Der kurzfristige Betrachtungszeitraum soll den iber den aktuellen Bestand hinaus
belastbar zu erwartenden Zubau bis 2018 abbilden.

Fiir die raumliche Bestimmung des Windenergieausbaus auf Basis der Langfristbetrachtung fiir das Jahr 2035
werden simtliche Potenzialflichen von den Ubertragungsnetzbetreibern solange mit Windenergieanlagen
Lbeflillt* bis die in den Szenarien prognostizierten bundesweiten Ausbauziele erreicht sind (geméaf Szenario B
2035 ergibt sich fiir das Jahr 2035 ein Nettozubau von 20,4 GW). Die durch Raumordnungsbehoérden bereits
ausgewiesenen Flichen werden dabei vorrangig erschlossen. Fliachen, die aktuell noch nicht als Vorbehalts-,
Vorrang- und Eignungsgebiete ausgewiesen sind, werden in der Modellierung nachrangig tiber eine geringere
Zubauwahrscheinlichkeit mit Windenergieanlagen bebaut. Die Langfristbetrachtung fiir 2035 erfolgt dabei fir
jedes Bundesland separat und betrachtet dabei auch die jeweiligen landesweiten Ausbauziele. Die
Langfristbetrachtung sorgt somit dafiir, dass auch Bundesldnder, die gegenwértig noch nicht tiber ausreichend
ausgewiesene Windfldchen zur Erreichung ihrer landesweiten Ausbauziele verfiigen, ausreichend
berticksichtigt werden.

Durch lineare Interpolation zwischen der sich fiir jeden einzelnen Netzknoten ergebenden Leistung im
Stltzpunkt 2018, der die kurzfristige Dynamik nach den vorgenannten Kriterien widerspiegelt, und der
Leistung im Jahr 2035 ergibt sich der Leistungswert der Regionalisierung fiir diesen Netzknoten fir das Jahr
2030. Uber eine bundeslinderscharfe Aggregation aller Netzknoten in einem Bundesland ergibt sich der
gesamte regionale Leistungswert je Bundesland. Eine detaillierte Beschreibung durch die Bundesnetzagentur
der Berechnungsformel der Ubertragungsnetzbetreiber fiir die Regionalisierung von Wind Onshore fiir den
Netzentwicklungsplan 2017-2030 findet sich in der Anlage 3.
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2.2  Abfrage der Verteilnetzbetreiber fiir die Regionalisierung Wind Onshore

Die Bundesnetzagentur hat die Auswertungen der Abfrage auf Verteilnetzbetreiberebene (siehe Kapitel II D 1),
die eine Antragslage flr die voraussichtliche Errichtung von Windenergieanlagen fiir die nichsten drei Jahre
ergibt, den Ubertragungsnetzbetreibern zur Verfiigung gestellt und verpflichtet die
Ubertragungsnetzbetreiber dazu, diese im Rahmen der Kurzfristregionalisierung der Modellierung zu
berticksichtigen. Dabei konnte die Bundesnetzagentur eine gesamtdeutsche Antragslage ermitteln, die einen
jahrlichen Bruttozubau von ca. 4,8 GW und einen jihrlichen Nettozubau von ca. 4,1 GW von 2016 bis 2018
ergibt. Allerdings wurden diese Daten auf der Grundlage des noch giiltigen EEG 2014 ermittelt und nicht auf
der der Basis des zukiinftigen EEG 2016. Nichtsdestotrotz verpflichtet die Bundesnetzagentur die
Ubertragungsnetzbetreiber, die Daten aus der von der Bundesnetzagentur durchgefiihrten
Verteilnetzbetreiberabfrage mit einem dem EEG 2016 entsprechenden skalierten Abschlag im Rahmen der

kurzfristigen Ausbaudynamik der Modellierung zu verwenden.

2.3  Abfrage der Landesplanungsbehorden fiir die Regionalisierung Wind Onshore

Auch die Auswertungen der von der Bundesnetzagentur durchgefiihrten Abfrage der obersten
Landesplanungsbehérden (siehe Kapitel II D 2) wurde den Ubertragungsnetzbetreibern fiir die Erstellung des
Netzentwicklungsplans 2017-2030 im Rahmen der Regionalisierung des zukiinftigen Ausbaus Wind Onshore
zur Verfligung gestellt. Die Bundesnetzagentur verpflichtet die Ubertragungsnetzbetreiber dazu, diese im
Rahmen der Langfristregionalisierung der Modellierung bei der ,Befiillung” der Potenzialflichen zu
bertiicksichtigen. Hinsichtlich der in der Abfrage ermittelten raumordnungsrechtlich gesicherten aktuellen
Festlegungen wurde von der Bundesnetzagentur eine bundesweite (Vorrang- und Eignungs-)Fliche von
422.125 ha fiir den Bau von Windkraftanlagen ermittelt, was 1,8 % des Bundesgebietes entspricht.

2.4 Transparentere Darstellung der Methodik fiir die Regionalisierung Wind Onshore

Kritisiert wurde von einigen Konsultationsteilnehmern, dass die Herleitung der Regionalisierungsmethodik in
dem von den Ubertragungsnetzbetreibern vorgelegten Entwurf des Szenariorahmens nicht transparent genug
dargestellt wurde. Die Bundesnetzagentur teilte bei der Genehmigung des Szenariorahmens 2025 diese
Auffassung und forderte fiir die Darstellung des Szenariorahmens 2017-2030 eine bessere Darstellung der
Kernelemente der Regionalisierungsmethodik.

Dieser Aufforderung sind die Ubertragungsnetzbetreiber im Entwurf zum Szenariorahmen 2017-2030 zum
grofRen Teil nachgekommen (siehe dazu Szenariorahmen 2017-2030, Entwurf der Ubertragungsnetzbetreiber
vom 10.01.2016, S. 50 i.V.m. www.netzentwicklungsplan.de/begleitdokumente/2016), da die generelle
Vorgehensweise zur Ermittlung der Regionalisierung nachvollziehbarer erklart wird. Dabei wird ausfiihrlicher
dargestellt, welche Daten zur Ermittlung des Bestands sowie zur Ermittlung der verfiigbaren Zubauflichen
verwendet wurden. Es erfolgt ferner eine bessere Darstellung der Bewertung der potenziellen Standorte
hinsichtlich der Zubauwahrscheinlichkeiten. Im Bereich Windenergie Onshore werden die angenommene
Anlagenkonfiguration von Windparks und die gewihlten Mindestabstinde zwischen den
Windenenergieanlagen transparenter dargelegt. Auch die Methodik zur Bestimmung der Ausbaukurve je
Gemeinde fiir Photovoltaik-Aufdachanlagen wird nachvollziehbar erklart.

Dennoch ist der Detaillierungsgrad der Beschreibung der Methodik zur Regionalisierung an einigen Punkten
noch verbesserungswiirdig, insbesondere im Bereich der Windenergie Onshore. So wurde zum Beispiel von
einigen Konsultationsteilnehmern kritisiert, dass nicht genau ersichtlich ist, welche Ausschlussflichen
konkret in die Potenzialanalyse einbezogen wurden. Einige grofflichige Ausschlussflichen, wie Verkehrs
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und Sonderlandeplitze, wurden bislang in der Regionalisierung von Onshore Windenergieanlagen nicht
berticksichtigt. Weiter ist nicht klar ersichtlich, welche Referenzanlagen fir Stark- und
Schwachwindstandorte gewihlt wurden und wie sich daraus die potenziellen Volllaststunden und der
Mindestertrag an einem Standort ergeben.

In der Modellierung wird der potenzielle Ertrag einer Windenergieanlage tiber die berechneten potenziellen
Volllaststunden an dem Standort aus den Weibull-Daten des Deutschen Wetterdienstes in 80 m tiber Grund
berechnet. Als minimale Grenze der Volllaststunden werden fiir Schwach- und Starkwindanlagen aus einer
Studie im Auftrag des Bundesverbandes WindEnergie aus dem Jahr 2011 angenommen. Es ergibt sich, dass fiir
80 m iiber Grund Schwachwindanlagen nur an Standorten mit einer potenziellen Volllaststundenzahl von
mehr als 940 [h/a] stehen und Starkwindanlagen nur an Standorten mit mehr als 1.330 [h/a].

Die Bundesnetzagentur teilt die Auffassung einiger Konsultationsteilnehmer, dass eine Angabe des
Mindestertrags fiir Schwach- und Starkanlagen fiir eine einheitliche Hé6he von 80 m tiber Grund beziiglich der
angenommenen Referenzanlagen und Grenzwerte nicht ausreichend transparent ist und zu Verwirrungen
fithren kann. Sie fordert die Ubertragungsnetzbetreiber auf, dahinter liegende Annahmen genauer zu
beschreiben. Gleichzeitig sollen als Referenzanlagen eine Starkwindanlage der 3SMW-Klasse mit einer
Nabenhohe von 100 m und eine Schwachwindanlage der 3MW-Klasse mit einer Nabenh6he von 150 m
gewihlt werden.

2.5 Keine Beriicksichtigung der Netzausbauregionen fiir die Regionalisierung Wind Onshore

Die Bundesnetzagentur stellt sich auch die Frage, inwieweit die Ubertragungsnetzbetreiber die gemif} EEG-
Kabinettsbeschluss der Bundesregierung vom 08.06.2016 eingerdumte Moglichkeit einer Netzausbauregion
nach § 36c EEG-E mit einem entsprechend verringerten Windenergieausbau regional angemessen zu
berticksichtigen haben. Weil der Ausbau der Erzeugung Erneuerbarer Energien schneller vorangeht als der
dazugehorende Netzausbau fiir deren Abtransport, entstehen derzeit erhebliche Zusatzkosten fiir Redispatch
Mafnahmen von gegenwirtig einer Milliarde Euro und zukiinftig noch héheren Kosten. Daraus will der
Gesetzgeber die Konsequenz ziehen, dass in denjenigen Regionen, in denen der Stromiiberschuss aus
Erneuerbaren Energien besonders hoch ist, zunéchst (fiir die nichsten drei Jahre) weniger
Windenergieanlagen zugebaut bzw. weniger ausgeschrieben werden sollen. In diesen noch nicht ndher
bestimmten Netzausbauregionen sollen nur noch 58 % der installierten Winderzeugungskapazititen
ausgeschrieben werden dirfen, die dort im Durchschnitt der Jahre 2013 bis 2015 zugebaut worden waren. Die
restlichen Winderzeugungskapazititen wiirden demnach auf die restlichen Regionen, die nicht als
Netzausbaugebiete ausgewiesen werden, entfallen.

Die Netzausbauregion sollen den Netzausbau jedoch nicht verhindern, sondern lediglich temporar besser mit
dem Ausbau von Wind Onshore verzahnen. Dementsprechend wird beim Szenariorahmen 2017-2030 die
Annahme getroffen, dass die Netzausbauregion nur fiir eine Ubergangszeit eingerichtet wird und im
Anschluss daran Nachholeffekte bis zum Jahr 2030/2035 fir einen Ausgleich sorgen, der es gestattet, die
Netzausbauregionen fiir die Dimensionierung des langfristigen Netzausbaus aufler Acht zu lassen.

In der Gesetzesbegriindung zur EEG-Novelle 2016 heif’t es dazu:

,Fiir den weiteren Erfolg der Energiewende ist der Ausbau der Netze von zentraler Bedeutung. Langfristig ist es
gtinstiger, die kostengiinstigsten Potenziale fiir Windenergie an Land im Norden zu erschliefien und die hierfiir
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erforderlichen Netze zu errichten, wie verschiedene Studien belegen. Deshalb sind in den vergangenen Jahren
bereits erhebliche Anstrengungen des Bundes und der Lédnder unternommen worden, den Netzausbau
voranzubringen. Trotz aller Anstrengungen wird es aber eine Ubergangszeit geben, bis die erforderlichen
Transportkapazitcten zur Verfiigung stehen. Deshalb ist es sinnvoll, den Zubau im Norden in einer Ubergangszeit
zu begrenzen. Fiir diese Ubergangszeit verfolgt das EEG 2016 das Ziel, den Ausbau der erneuerbaren Energien in
der vorgeschlagenen Form besser mit dem Ausbau der Stromnetze zu verzahnen. [...] Ungeachtet dessen sind Bund
und Ldnder bestrebt, den gesamten Netzausbau bundesweit gemeinsam voranzubringen.“

2.6 Beriicksichtigung der 10 H Regelung fiir die Regionalisierung Wind Onshore

Die Bundesnetzagentur revidiert ferner im Rahmen der Regionalisierung von Wind Onshore ihre Ansicht,
dass die 10 H Reglung in Bayern gegenwirtig keine Rolle spielt (siehe Szenariorahmen 2025, Entscheidung
vom 19.12.2014, S. 123 f.).

Bei der 10 H Regelung handelt es sich um die Einfihrung eines Mindestabstandes von Windenergieanlagen
zur Wohnbebauung, nach der Windenergieanlagen nur dann privilegiert im Auflenbereich zulissig sind,
wenn sie einen Mindestabstand vom Zehnfachen ihrer Hohe (auf Nabenhohe) zu Wohngebéduden einhalten.
Das Baugesetzbuch (BauGB) eroffnet den Bundeslandern {iber eine Landeroffnungsklausel die Moglichkeit,
solch hohenbezogene Mindestabstinde fiir Windenergieanlagen einzufiihren. Dabei hat Bayern als einziges
Bundesland von dieser Moglichkeit Gebrauch gemacht, indem Art. 82 der Bayrischen Bauordnung (BayBO)
um eine solche 10 H Regelung erginzt wurde. Eine Unterschreitung dieses gesetzlichen Mindestabstandes ist
nur moglich, wenn fiir den Windpark ein Bebauungsplan besteht, der geringere Abstinde festsetzt.

Diese Neuregelung in Bayern fiihrt zu einer ,,Entprivilegierung” von Windenergieanlagen im Aufienbereich,
soweit diese den geforderten Mindestabstand der zehnfachen Gesamthoéhe zur nichstgelegenen
Wohnbebauung nicht einhalten. Solche Anlagen sind nun im Aufienbereich aufgrund des gednderten Art. 82
BayBO grundsitzlich nicht mehr genehmigungsfihig. Allerdings kénnen Vorhaben mit einem geringeren
Abstand immer noch umgesetzt werden, wobei allerdings zwingend ein Bebauungsplan aufgestellt werden
muss. Die Bundesnetzagentur ist ihrer Ankiindigung in der Genehmigung des letzten Szenariorahmens 2025
nachgekommen, die weitere Entwicklung zu beobachten. Sie ist zu dem Ergebnis gelangt, dass sich eine
eindeutige Tendenz der Abnahme von Genehmigungen und Errichtungen von Windenergieanlagen auch
aufgrund der 10 H Regelung ableiten lasst.

Wenn der vollstindige Antrag auf immissionsschutzrechtliche Genehmigung bis zum 04.02.2015 vorgelegt
wurde, waren die entsprechenden Windenergieanlagen von der 10 H Regelung, die am 21.11.2014 in Kraft
getreten ist, noch nicht betroffen. Entsprechend der verdffentlichten Daten des Anlagenregisters bei der
Bundesnetzagentur wurden seit dem 21.11.2014 bis zum 30.12.2015 in Bayern 73 Windenergieanlagen mit
einer Leistung von 200 MW genehmigt. Diese sinkende Tendenz des Windenergieausbaus in Bayern
korrespondiert auch mit den Angaben des Branchenverbandes BWE Bayern, nach dem im Jahr 2013 noch 201
Genehmigungen, im Jahr 2014 noch 187 Genehmigungen und im Jahr 2015 noch 65 Genehmigungen erteilt
wurden, von denen 26 Genehmigungen auf Basis der 10 H Regelung erteilt wurden. Zudem ergab eine
Nachfrage des BWE Bayern bei betroffenen Windgutachtern das Ergebnis, dass 2015 in Bayern kein einziges
neues Windkraftprojekt angefragt wurde. Ferner hat der bayerische Verfassungsgerichtshof in seiner
Entscheidung vom 09.05.2016 die Bayerische 10 H Regelung fiir verfassungsgemaf erklart.
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Folglich ist die Beriicksichtigung der 10 H Regelung im Regionalisierungsmodell erforderlich. Das bedeutet,
dass fiir Bayern von vorherein Ausschlussflichen - je nach Hohe der angenommenen Windenergieanlage -
zwischen 96 % (150 Meter hohe Windenergieanlagen) und 98,3 % (200 Meter Windenergieanlagen)
anzunehmen sind (vgl. dazu den bayerischen Verfassungsgerichtshof in seiner Entscheidung vom 09.05.2016,
der sich auf eine Untersuchung fiir Bayern des Bundesinstituts fiir Bau-, Stadt- und Raumforschung im
Bundesamt fiir Bauwesen und Raumordnung beruft). Dabei spielt es keine Rolle, dass sich in diesen
Ausschlussgebieten gegebenenfalls trotzdem Windenergieanlagen (z. B. durch kommunale Bauleitplanung
oder Besitzschutzregelungen) realisieren lassen. Denn dieser Effekt wird durch eine Feststellung des
bayerischen Verfassungsgerichtshofs in seiner Entscheidung vom 09.05.2016 mehr als iiberkompensiert: Das
Gericht ist ndmlich der Ansicht, dass sich die verbleibenden 10 H ,,Bruttoflichen® erheblich verringern, wenn
von ihnen diejenigen Bereiche abgezogen werden, die aus anderen rechtlichen oder tatsichlichen Griinden als
der 10 H Regelung nicht zugelassen bzw. sinnvoll betrieben werden kénnen.

2.7 Beriicksichtigung der Drehfunkfeuer fiir die Regionalisierung Wind Onshore

Die Bundesnetzagentur revidiert im Rahmen der Regionalisierung von Wind Onshore auch ihre Ansicht, dass
die Drehfunkfeuer gegenwirtig keine Rolle spielen (siehe Szenariorahmen 2025, Entscheidung vom
19.12.2014, S. 124 f).

Ein Drehfunkfeuer ist ein Funkfeuer fiir die Luftfahrtnavigation, das ein spezielles Funksignal aussendet, dem
ein Empfanger im Flugzeug die Richtung zum Funkfeuer entnehmen kann. Das Flugzeug benétigt damit
keine Peilanlage, da die Richtungsinformation vom Sender in das Signal kodiert wird. Im
Genehmigungsverfahren zur Errichtung von Windkraftanlagen muss zunéchst die Behorde, die die
Genehmigung gegeniiber den Windenergieanlagenbetreibern erteilt, priifen, ob im konkreten Fall eine
luftverkehrsrechtliche Priifung bzw. Zustimmung einzuholen ist. Dies bestimmt sich nach dem
Anlagenschutzbereich geméf den Richtlinien der internationalen Zivilluftfahrtorganisation (ICAO) und ist
der Fall, wenn die Windkraftanlage im Radius von 15 km um eine Drehfunkanlage errichtet werden soll. Dann
wird der Antrag des Windparkbetreibers an die zustindige Luftfahrtbehorde des Landes weitergeleitet und
von dort an das Bundesaufsichtsamt fiir Flugsicherung (BAF). Geméaf § 18a LuftVG ist das BAF erméchtigt,
dariiber zu entscheiden, ob durch die Errichtung des konkreten Bauwerks Flugsicherungseinrichtungen
gestort werden konnen. Diese Entscheidung basiert auf einem Gutachten der Deutschen Flugsicherung GmbH
(DFS), das eine fachtechnische Analyse der moglichen Stérungen darstellt.

Die Bundesnetzagentur vertrat in der Genehmigung des Szenariorahmen 2025 noch die Auffassung, dass die
Berticksichtigung der Auswirkungen der Drehfunkfeuer auf die Errichtung von Windenergieanlagen
aufgrund der unsicheren Rechtslage nicht sachgerecht gewesen wire (siehe Szenariorahmen 2025,
Entscheidung vom 19.12.2014, S. 125). Rechtlich umstritten war beispielsweise die Frage, ob die Entscheidung
des BAF gemaf § 18a LuftVG fiir die ortliche Genehmigungsbehorde iberhaupt bindend sei. Strittig war
zudem, ob die Stérung von Flugsicherungseinrichtungen im Sinne des § 18a LuftVG eine durch die
Verwaltungsgerichte voll iiberpriifbare Rechtsfrage sei oder ob der Genehmigungsbehorde insoweit ein
Beurteilungsspielraum eingeridumt und die gerichtliche Uberpriifbarkeit lediglich auf eine
Vertretbarkeitsprifung der Stérungsanalyse reduziert werden solle. Zum damaligen Zeitpunkt gab es zu
dieser Konfliktlage zwischen Windenergie und Luftverkehr weder eine einheitliche Genehmigungspraxis

noch eine einheitliche Rechtsprechung.
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Diese umstrittene Sach- und Rechtslage hat sich nun nach Auffassung der Bundesnetzagentur durch ein
Grundsatzurteil des Bundesverwaltungsgerichts vom 08.04.16 weitestgehend geklart. Erstmalig wurde nun
hochstrichterlich festgestellt, dass sich das BAF bei seinen Entscheidungen, ob Windrdder im Umkreis von 15
Kilometern um Drehfunkfeuer erlaubt werden diirfen, wie bisher einzig und allein auf das Urteil der DFS
verlassen darf und keine anderen Expertisen zurate ziehen muss. Das Bundesverwaltungsgericht hat in seiner
miindlichen Urteilsbegriindung die Ansicht vertreten, dass es keine gesicherten Erkenntnisse zum Einfluss
von Windridern auf Radaranlagen gibt und deshalb vorsichtshalber eine Stérung zu unterstellen ist. Der in
der Regel sehr restriktiven Genehmigungspraxis der DFS maf das Gericht in seiner Urteilsbegriindung dabei
ein besonderes Gewicht zu, weil sie im gesetzlichen Auftrag handeln wiirde. Demnach sei es bundesweit
einheitlich technisch zu beurteilen, ob eine Stérung der Flugsicherungseinrichtung drohe. Eine
Einzelfallabwagung zwischen den Belangen der Windenergie und der Flugsicherung vor Ort sei nicht
erforderlich, da sich aus dem Gesetz bereits die Wertung ergebe, dass mogliche Stérungen der
Flugsicherungseinrichtung zu einem Bauverbot fithrten: Man wolle die Entscheidung des BAF und das
Gutachten der DFS nicht fiir fehlerhaft erklaren, weil ein anderer Sachverstindiger mit einer anderen
Untersuchungsmethodik vertretbar zu einem abweichenden oder gegenteiligen Ergebnis komme. Die vom
Bundesverwaltungsgericht abgewiesene Klage hitte nur Erfolg gehabt, wenn das Gutachten der DFS zur
moglichen Storung selbst fehlerhaft oder unvertretbar sei. Letztlich stofie nach Ansicht des
Bundesverwaltungsgerichts in derartigen wissenschaftlichen Streitfragen die Rechtsprechung an ihre
funktionalen Grenzen. Es sei nicht die Aufgabe von Gerichten, solche ungeklirten technisch-
wissenschaftlichen Streitfragen zu entscheiden.

Aufgrund der Bindungswirkung der Grundsatzentscheidung des Bundesverwaltungsgerichts geht die
Bundesnetzagentur nun davon aus, dass sich Verwaltungspraxis und Rechtsprechung an den oben genannten
Grundsitzen orientieren werden. Folglich erwartet die Bundesnetzagentur, dass die
Ubertragungsnetzbetreiber im Rahmen der Regionalisierung von Wind Onshore die restriktive
Genehmigungspraxis des BAF bzw. der DFS bertiicksichtigen, indem pauschale Ausschlussfliachen fiir die
Errichtung von Windenergieanlagen in Form eines Radius von 15 km um jede in Deutschland errichtete
Drehfunkanlage angenommen wird.

Damit ist nicht gesagt, dass die Bundesnetzagentur diese Genehmigungspraxis als das Ende der Diskussion
ansieht. Es geht einzig darum, die aktuelle Entscheidungspraxis der verantwortlichen Fachbehorde zu
respektieren und entsprechend in der Regionalisierung des Szenariorahmens 2017-2030 zu beriicksichtigen.
Sollte sich die Entscheidungspraxis des BAF bzw. der DFS dndern und zum Beispiel Raum fiir Lésungen
schaffen, die auf die Besonderheiten der konkreten lokalen Situation Riicksicht nehmen, wire dies bei der
Regionalisierung des Szenariorahmens 2017-2030 ebenfalls entsprechend zu berticksichtigen
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3. Regionale Zuordnung des Stromverbrauchs

Im Entwurf des Szenariorahmens 2030 stellen die Ubertragungsnetzbetreiber eine neue und aus ihrer Sicht
verbesserte Regionalisierungsmethodik des Stromverbrauchs vor. Im Szenariorahmen besteht die gesetzliche
Pflicht, die Mantelzahlen fiir den Nettostromverbrauch des Zieljahres und dessen Jahreshochstlast
festzugelegt. Der Stromverbrauch muss fir die anschlieflende Marktmodellierung zeitlich auf 8760 Stunden
des Jahres aufgelost sowie regional den Netzverkniipfungspunkten zugewiesen werden. Die Regionalisierung
ist im Netzentwicklungsprozess somit zwischen dem Szenariorahmen und der Marktmodellierung
einzuordnen. Die Ubertragungsnetzbetreiber haben die neue Methodik der Regionalisierung des
Stromverbrauchs bereits im Entwurf des Szenariorahmens 2030 vorgestellt, um der Offentlichkeit die
Moglichkeit zur Stellungnahme zur neuen Methodik einzurdiumen und um bei der Ermittlung bestimmter
Eingangsparameter die Offentlichkeit mit einzubeziehen.

3.1 Bisheriges Vorgehen im Szenariorahmen

Bisher wurde der Stromverbrauch von den Ubertragungsnetzbetreibern ausgehend von historischen
regionalen Lastprofilen der Ubertragungsnetzbetreiber regionalisiert. Dabei wurden die den
Ubertragungsnetzbetreibern bekannten historischen regionalen Lastprofile entsprechend der im
Szenariorahmen angenommenen Entwicklung des nationalen Stromverbrauchs skaliert. Dadurch entwickelte
sich der Stromverbrauch bis zum Zieljahr in dem gleichen Verhiltnis wie der nationale Stromverbrauch. Es
wurde lediglich die Hohe des regionalen Stromverbrauchs und nicht dessen zeitlicher Verlauf angepasst.
Diesem Vorgehen lag noch die Annahme zu Grunde, dass neue Stromanwendungen im Zieljahr 2025 keinen
signifikanten Einfluss auf den Verlauf des Stromverlaufs haben werden. Auf Grund des um finf Jahre
fortgeschrittenen Untersuchungszeitpunkts schlagen die Ubertragungsnetzbetreiber im Szenariorahmen 2030
erstmalig eine Regionalisierungsmethode vor, bei der neue Stromanwendungen die Héhe und den Verlauf der
regionalen Stromnachfrage beeinflussen.

3.2 Erorterung der Konsultationsergebnisse zur Regionalisierung des Stromverbrauchs

Die Bundesnetzagentur stellt fest, dass die von den Ubertragungsnetzbetreibern vorgeschlagene Methode zur
Regionalisierung des Stromverbrauchs grundsitzlich eine angemessene Herangehensweise fiir die durch die
Ubertragungsnetzbetreiber durchzufiihrende Marktmodellierung zur Ermittlung des Transportbedarfs
darstellt.

Die Bundesnetzagentur berticksichtigt bei dieser Entscheidung auch die in den Stellungnahmen zur
Konsultation von der breiten Mehrheit vertretene positive Einschitzung zu dieser Methodik. Durch die hohe
Auflésung der vorgeschlagenen Regionalisierung auf Landkreisebene werde die zukiinftige
Bedarfsentwicklung der Regionen sachgerecht beriicksichtigt und damit die dezentrale Komponente im
Netzentwicklungsprozess gestarkt. Insbesondere der Einfluss neuer Technologien und Stromanwendungen
auf den regionalen Stromverbrauch fithre nach Ansicht vieler Konsultationsteilnehmer zu einer exakteren
Ermittlung des zukiinftigen Transportbedarfs, indem regionale Potenziale tatsichlich bewertet wiirden statt
wie bisher pauschal unterstellt.

Die Bundesnetzagentur ist sich aber auch der in den Stellungnahmen vereinzelt vorgebrachten kritischen
Punkte der neuen Regionalisierungsmethodik bewusst. Zwar liefere die Methodik der
Ubertragungsnetzbetreiber regional hoch aufgeldste Ergebnisse. Diese seien aber nur so belastbar wie die
zahlreichen dazu notwendigen Eingangsparameter (z.B. Anzahl und Verteilung der Elektroautos und
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Wirmepumpen in 2030). Wie auch bei der Prognose des Zubaus und der Verteilung der Erneuerbaren
Energien unterliegt die Prognose der Hohe und der Verteilung des Stromverbrauchs vielen Unsicherheiten.
Dies entbindet die Ubertragungsnetzbetreiber und die Bundesnetzagentur jedoch nicht davon, auf Grundlage
geltender Regularien nach bestem Wissen gegebenenfalls auch komplexere Prognosen durchzufiihren.

Die Entwicklung einer Regionalisierung des Stromverbrauchs unter Berticksichtigung der Vielzahl von
Einflussfaktoren trigt letztlich der aktuellen Entwicklung auf dem Strommarkt Rechnung, auf dem sich
derzeit viele neue Technologien etablieren, die bis 2030 das Verbrauchsverhalten regional unterschiedlich

beeinflussen werden.

3.3 Darstellung der Regionalisierung des Stromverbrauchs

Auf Grund der Komplexitit des Verfahrens hat die Bundesnetzagentur den Ubertragungsnetzbetreibern zur
Bewertung der vorgeschlagenen Methodik der Regionalisierung des Stromverbrauchs am 29.02.2016
umfangreiche Fragen gestellt, die die Ubertragungsnetzbetreiber am 21.03.2016 beantwortet haben. Auf Basis
der Antworten und den Ausfiihrungen der Ubertragungsnetzbetreiber im Entwurf des Szenariorahmens 2030
kann die neue Regionalisierungsmethodik des Stromverbrauchs im Folgenden erldutert werden.

Die von den Ubertragungsnetzbetreibern vorgestellte Regionalisierung des Stromverbrauchs erfolgt
nachgelagert zu der in den Kapiteln II B 4.1 und II B 4.2 vorgestellten Ermittlung des nationalen
Stromverbrauchs. Basierend auf den historischen Daten der Ubertragungsnetzbetreiber wird dabei der
Einfluss neuer Stromanwendungen (Elektromobilitit, Warmepumpen, Power-to-Gas-Anwendungen,
Kleinspeicher) auf das nationale Stromverbrauchsprofil fiir das zu untersuchende Zieljahr 2030 abgebildet.
Daraus ergibt sich der Verlauf des nationalen Stromverbrauchs in Abhingigkeit der in den unterschiedlichen
Szenarien angenommenen Entwicklungen der neuen Stromanwendungen und deren angenommener
Marktdurchdringung. Ausgehend von diesem Ergebnis erfolgt die Regionalisierung des Stromverbrauchs in

vier Schritten.

Anhand der regionalen Datenbank des Statistischen Bundesamtes und der Raumordnungsprognose des
Bundesinstituts fir Bau-, Stadt- und Raumforschung fiir 2035 werden regionale Strukturdaten
zusammengetragen. Dabei werden landkreisscharf Daten und Faktoren gesammelt, die die Entwicklung einer
Region beschreiben. Unter anderen zdhlen hierzu die regionale Bruttowertschépfung, die Erreichbarkeit von
Ballungsgebieten, die Einwohner- und PKW-Dichte und deren Entwicklung, die Erreichbarkeit von
Autobahnen und Flughifen, das Haushaltseinkommen, die Anzahl der Erwerbstitigen, die Anzahl von Ein-,
Zwei- und Mehrfamilienhduser, die Grofle der Wohnflachen sowie das Aufkommen von Gewerbe-, Handels-,
Dienstleistungs- und Industrieunternehmen. Weiterhin werden die regionalen klimatischen Charakteristika
zu Auflentemperatur und Strahlungsdaten anhand von Daten des Deutschen Wetterdienstes erhoben. Den
Ubertragungsnetzbetreibern liegen zudem die regionalen Verbrauchsprofile der Landkreise aus der
Vergangenheit vor.

Die nationale Stromnachfrage des Zieljahres wird in unterschiedliche Verbrauchergruppen eingeteilt, die auch
auf regionaler Ebene identifizierbar sind. Als Beispiele konnen hier der Raumwérmebedarf im
Haushaltssektor, der Warmebedarf des Industriesektors, die Stromnachfrage eines Industriesektors
(Aluminium- oder Stahlwerk) sowie der Strombedarf des privaten Elektromobilitit oder des 6ffentlichen
Verkehrssektors (Bahn oder Elektrobusse) genannt werden. Bei der Einteilung der nationalen Stromnachfrage
in Verbrauchergruppen handelt es sich im Prinzip um die Zerlegung des nationalen Gesamtlastverlaufs in den
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Lastverlauf einzelner oben genannter Verbrauchergruppen. Auf diese Weise kann das typische Lastprofil einer
ausgewihlten Verbrauchergruppe (zum Beispiel der des Warmebedarfs von Einfamilienhdusern und der
Strombedarf von Aluminiumhiitten oder der Elektromobilitidt) auf nationaler Ebene isoliert betrachtet
werden. Durch einen Vergleich eines Verbraucherlastprofils des Zieljahres 2030 mit dem
Verbraucherlastprofil des Referenzjahres 2015 kann der Einfluss neuer Stromanwendungen auf das
Stromverbrauchsverhalten der Gruppe identifiziert werden.

Die erhobenen regionalen Strukturdaten werden mit den ermittelten spezifischen Verbriauchen der einzelnen
Verbrauchergruppen verschnitten. Dabei werden die aus den historischen Daten bekannten regionalen
Lastginge der Verbrauchergruppen in Verlauf und Hohe entsprechend der auf nationaler Ebene zwischen
Referenz- und Zieljahr identifizierten Veranderungen angepasst. Die Verdnderung des Verbrauchsverhaltens
einer Verbrauchergruppe auf nationaler Ebene dient damit als Maf3stab fiir die Prognose des
Verbrauchsverhaltens der Verbrauchergruppe auf regionaler Ebene.

Diese Methode hat den Vorteil, dass Verdanderungen im Verbrauchsverhalten einer Verbrauchergruppe nur
dann einen Einfluss auf den Stromverbrauch einer Region haben, wenn die entsprechende
Verbrauchergruppe auch in einem ausreichenden Mafle regional vertreten ist. Wird zum Beispiel ein
Zusammenhang zwischen einem steigenden Stromverbrach auf Grund einer Steigerung der
Bruttowertschopfung eines Industriesektors unterstellt, wirkt sich diese Steigerung des Stromverbrauchs nur
auf solche Regionen aus, in denen der entsprechende Industriesektor anséssig ist. Wiirde diese Steigerung des
Stromverbrauchs wie in den Vorgangerprozessen pauschal unterstellt, wiirde sich die Steigerung der
Bruttowertschépfung auf alle Regionen gleichméfig auswirken.

Die oben beschriebene Verschneidung wird fiir alle in einer Region identifizierbare Verbrauchergruppen
vorgenommen. Im Anschluss werden die fiir das Zieljahr 2030 angepassten Verbrauchsverldufe aller
Verbrauchergruppen zum Gesamtstromverbrauch der Region bzw. des Landkreises aggregiert.

Wegen der hohen Auflésung der Regionalisierung wird die nationale Stromnachfrage in ihre Komponenten
aus Verbrauchergruppen zerlegt und auf zahlreiche Regionen (295 Landkreise) heruntergebrochen. In jeder
dieser Regionen gibt es wiederum eine Vielzahl von Verbrauchergruppen, deren Verbrauchsprofil einzeln -
wie oben beschrieben - fiir das Zieljahr 2030 angepasst wird. Im Laufe dieses Prozess fiihren die
Ubertragungsnetzbetreiber mehrere Validierungen durch, um sicherzustellen, dass die Konsistenz der
Stromnachfrage-Bilanzen gewihrleistet ist. Dazu werden die regionalen Ergebnisse addiert und der
Stromnachfrage der Landesbilanzen sowohl auf der Ebene der einzelnen Bundesldnder als auch auf der
nationalen Ebene gegeniibergestellt.

Die Bundesnetzagentur erwartet, dass die Konsistenz zwischen dem summierten regionalen Stromverbrauch
und dem nationalen Stromverbrauch zu jeder Stunde des Zieljahres gegeben ist. Dabei haben die
Ubertragungsnetzbetreiber die Vorgaben der Bundesnetzagentur im Kapitel II B 4.1 zu beachten, in denen der
Nettostromverbrauch fir die Szenarien festgelegt wird. Weiterhin ist auch die in Kapitel II B 4.2 festgelegte
Jahreshoéchstlast in jedem Szenario einzuhalten.

3.4 Regionalisierung der neuen Stromanwendungen

Um die Entwicklung der Stromnachfrage in einem Landkreis beschreiben zu konnen, muss zunéchst das

regionale Potenzial klassischer und neuer Stromanwendungen identifiziert werden. Im Folgenden wird
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dargestellt, wie die Ubertragungsnetzbetreiber im neuen Regionalisierungsmodell die prognostizierte
Gesamtzahl maRRgeblicher Stromanwendungen auf Deutschland verteilen.

Fir die regionale Verteilung von Warmepumpen wird eine landkreisspezifische Analyse des
Gebiudebestandes durchgefiihrt, differenziert nach Gebiudetypen (z.B. Ein-, Zwei-, und Mehrfamilienhaus)
und Wohnfliche. In einem darauffolgenden Schritt werden Referenzgebaudetypen definiert, denen in
Abhingigkeit von der Temperatur jeweils ein Warmebedarf zugeordnet werden kann. Fiir diese
Referenzgebiaudetypen wird dann eine Verbreitung von Warmepumpen unterstellt, wobei die
Wahrscheinlichkeit der Verbreitung je nach Referenzgebdudetyp variieren kann. In Kombination mit der fir
die Region angenommene Bevolkerungs- und Gebdudebestandsentwicklung sowie den im Zieljahr 2030
prognostizierten klimatischen Bedingungen kann dann der zukiinftige regionale Bestand an Warmepumpen
abgeleitet werden. Die Bundesnetzagentur verweist darauf, dass die Ubertragungsnetzbetreiber bei der
Regionalisierung der Warmepumpen die in Kapitel II B 3.4.3 festgelegten Mantelzahlen fiir Warmepumpen zu
berticksichtigen haben.

Bei der Verbreitung der Elektroautos soll entgegen dem Vorschlag der Ubertragungsnetzbetreiber
angenommen werden, dass die Verbreitung zunichst im urbanen Raum stattfindet. Es wird unterstellt, dass in
stddtischen Gebieten eine hohere Akzeptanz neuer Mobilititskonzepte, zum Beispiel Car-Sharing, vorhanden
ist. So geht die Bundesnetzagentur davon aus, dass zunéchst insbesondere junge Grof3stadtbewohner die
Entwicklung der Elektromobilitit vorantreiben werden. Zudem ist laut Fortschrittsbericht 2014 der Plattform
Nationale Elektromobilitit der grofite Ausbau von Ladeinfrastruktur bisher in Ballungszentren zu
verzeichnen. Mittel- bis langfristig wird es jedoch durch die hohe Dichte an privaten Ladepunkten auch zu
einer stirkeren Verbreitung der Elektromobilitit im landlichen Raum kommen. Das grofite Potenzial zur
Nutzung der Elektromobilitit bietet in diesen Regionen die Gruppe der vollzeitbeschiftigten Pendler mit
eigener Garage. Daraus resultiert eine verstiarkte Nutzung der privaten Elektromobilitit und der 6ffentlichen
Elektromobilitit in Stidten (zum Beispiel Car-Sharing und Elektrobusse) und mittel- bis langfristig auch eine
verstarkte private Nutzung der Elektromobilitit im lindlichen Raum (Elektroautos). Die Bundesnetzagentur
verweist darauf, dass die Ubertragungsnetzbetreiber bei der Regionalisierung der Elektroautos die in Kapitel IT
B 3.4.3 festgelegten Mantelzahlen fiir Elektrofahrzeuge zu berticksichtigen haben.

Fiir die Regionalisierung von PV-Kleinspeichern wurde von den Ubertragungsnetzbetreibern
Wirtschaftlichkeitsrechnungen von Batteriespeichersystemen fiir Ein-, Zwei- und Mehrfamilienhduser
durchgefiihrt. Dabei konnte festgestellt werden, dass die PV-Kleinspeicher fiir Mehrfamilienhduser bis 2035
nicht wirtschaftlich werden, weshalb davon auszugehen ist, dass in diesen Gebdudetypen keine Kleinspeicher
installiert werden. Die Regionalisierung der Batteriespeicher findet daher ausschlielich in den Ein- und
Zweifamilienhdusern statt. Die Zahlen zum Gebdudebestand werden auf Landkreisebene den Daten des
Statistischen Bundesamts entnommen. Bei der Regionalisierung der PV-Kleinspeicher wird davon
ausgegangen, dass ein gewisser Prozentsatz der im Zieljahr 2030 vorhandenen PV-Anlagen mit einem PV-
Kleinspeicher ausgertistet ist. Dieser Prozentsatz wird durch das Verhéltnis der Mantelzahl der PV-
Kleinspeicher zur Mantelzahl der PV-Anlagen ermittelt. Die Bundesnetzagentur verweist darauf, dass die
Ubertragungsnetzbetreiber bei der Verteilung der PV-Kleinspeicher die in Kapitel II B 3.4.3 festgelegten
Mantelzahlen fiir PV-Batteriespeicher zu bertiicksichtigen haben.
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D Abfragen der Bundesnetzagentur

1. Abfrage der Verteilnetzbetreiber

Bei der folgenden Auswertung der von den Verteilernetzbetreibern tibermittelten Daten handelt es sich nicht
um eine Prognose des mittel- oder langfristig zu erwartenden Wind-Onshore-Zubaus, der beliebig weit in die
Zukunft fortgeschrieben werden kann. Die Abfrage erméglicht lediglich eine Einschétzung der bei den
Verteilernetzbetreibern vorliegenden Antragslage auf Grundlage des EEG 2014 und bietet zusammen mit

Prognosen zum Riickbau eine Abschitzung der regionalen Ausbaudynamik der kommenden drei Jahre.

Im Rahmen der Verteilnetzbetreiberabfrage wurden insgesamt 193 Verteilernetzbetreiber zur vorliegenden
Wind-Onshore Anschlussleistung zu Antragen mit wahrscheinlicher Realisierung zwischen 2016 und 2018
befragt. Zu jedem Einzelantrag war eine Realisierungswahrscheinlichkeit auf Grundlage des EEG 2014 sowie
das Bewilligungsdatum und das vermutete Jahr der Inbetriebnahme und der geplante Standort anzugeben.
Weiterhin wurden die bei den Verteilernetzbetreibern angezeigten Riickbauten und Repowering-Mafinahmen
flir den Zeitraum zwischen 2016 und 2018 abgefragt.

Von den 193 Verteilernetzbetreibern haben 148 auf die Anfrage geantwortet (Riicklaufquote: 77%). Ein
Verteilernetzbetreiber verweigerte die Auskunft und 44 Verteilernetzbetreiber haben nicht geantwortet. Von
den 148 Verteilernetzbetreibern, die geantwortet haben, liegen nur bei 68 Verteilernetzbetreibern fiir den
Zeitraum von 2016 bis 2018 Anschlussantrige vor. Mit der Abfrage werden kilometrisch 99% des
Hochspannungsnetzes, 85% des Mittelspannungsnetzes und 83% des Niederspannungsnetzes abgedeckt.

Insgesamt wurden fiir die Jahre 2016 bis 2018 29.578 MW an Wind-Onshore-Anschlussleistung beantragt.
Diese Anschlussleistung verteilt sich zu 59% auf das Hochspannungsnetz, zu 40,7% auf das
Mittelspannungsnetz und zu 0,3% auf das Niederspannungsnetz. Unter Berlicksichtigung der von den
Verteilernetzbetreibern angegebenen Realisierungswahrscheinlichkeit der einzelnen Anlagen ergibt sich im
betrachteten Zeitraum ein prognostizierter Brutto-Zubau von 18.049 MW. Wird die fehlende Netzabdeckung
berticksichtigt, sind weitere 1.089 MW hinzuzuzihlen. Daraus ergibt sich ein Brutto-Zubau von 19.138 MW.

In der Abfrage konnten die Verteilernetzbetreiber fiir etwa 6.220 MW kein konkretes Inbetriebnahmejahr
nennen. Nach Riickfragen bei einigen Verteilernetzbetreibern wurde festgestellt, dass es sich meist um
Anlagen handelte, bei denen eine Inbetriebnahme fiir das Ende des abgefragten Zeitraums (also Ende 2018)
geschitzt wurde. Aus diesem Grund nimmt die Bundesnetzagentur an, dass die Hilfte der fraglichen

6.220 MW noch im Abfragezeitraum installiert werden. Vom Brutto-Zubau von 19.138 MW sind daher 3.110
MW abzuziehen, womit sich ein prognostizierter Brutto-Zubau von 16.028 MW ergibt.

Nach Sichtung der qualitativ erhobenen Daten und Riicksprache mit den Verteilernetzbetreibern ist dieser
quantitativ ermittelte Brutto-Wert als zu hoch einzuschitzen. Einige Verteilernetzbetreiber gehen z.B. davon
aus, dass ein gewisser Anteil der Antragsteller bei mehreren Verteilernetzbetreibern Antrége fir dasselbe
Windkraftprojekt stellt. In der Region mit dem besten Anschlusspunkt oder der schnellsten Realisierungs
Geschwindigkeit/Wahrscheinlichkeit werde die Anlage umgesetzt, in den anderen Regionen verfalle der
Antrag samt der reservierten Anschlussleistung. Eine Abschitzung des Anteils der Mehrfachantrége ist den
Verteilernetzbetreibern nicht moglich.



BUNDESNETZAGENTUR | 171

Weiterhin kann es im Laufe des Realisierungsprozesses eines Windkraftprojektes zu einer Reduktion der
geplanten installierten Leistung kommen. Dies ist insbesondere bei gréfleren Projekten mit mehreren
Windkraftanlagen der Fall. Der Grund hierfiir kann entweder eine Anderung der Planung durch den
Projektierer sein oder aber seitens des Verteilernetzbetreibers wird wegen einer Verdnderung der Situation im

Verteilernetz (Auslastung, Neujustierung der Ausbauplanung) die geplante Leistung nach unten korrigiert.

Aus genannten Griinden (Mehrfachantrige und Leistungsreduktion) setzt die Bundesnetzagentur einen
pauschalen Abschlag von 10% auf die ermittelte Brutto-Leistung von 16.028 MW an, womit als Brutto-
Prognosewert 14.425 MW verbleiben. Wird diese Summe linear auf jedes der Zieljahre verteilt, ergibt die
Abfrage einen jahrlichen Brutto Zubau von 4.808 MW fiir die Jahre 2016, 2017 und 2018.

Die Abfrage des Riickbaus und die Angaben zum Repowering ermoglichen eine Abschitzung des méglichen
Netto-Zubaus. Insgesamt wurden etwa 330 MW an Riickbau auf Grund von Repowering gemeldet. Dariiber
hinaus wurden weitere etwa 300 MW an Riickbau gemeldet, fiir die kein Ersatz geplant ist. Der geplante
Riickbau wurde von den Verteilernetzbetreibern nahezu ausschlieflich fiir das Jahr 2016 oder das Frithjahr
2017 angezeigt. Nach Riicksprache mit einigen Verteilernetzbetreibern wurde deutlich, dass ein geplanter
Riickbau den Verteilernetzbetreibern meist erst etwa ein bis eineinhalb Jahre vor Durchfiihrung bekannt ist.
Aus diesem Grund wird ein prognostizierter Riickbau von insgesamt 630 MW p.a. angesetzt.

Selbst dieser Wert unterschéitzt jedoch tendenziell den jihrlichen Riickbau. Die Bundesnetzagentur geht
davon aus, dass - wie beim Zubau - durch die nicht vollstindige Netzabdeckung nicht der gesamte Riickbau
erfasst wurde. Die Ricksprache mit einigen Verteilernetzbetreibern ergab, dass nicht alle
Verteilernetzbetreiber die Daten zu angemeldeten Riickbauvorhaben vorliegen hatten und dass trotz
moglicherweise tatsichlich vorhandenen Riickbauvorhaben eine Leermeldung erfolgte. Bei den 68
Verteilernetzbetreibern, die Wind-Onshore Antrige gemeldet haben, meldeten nur 10 Verteilernetzbetreiber
geplante Riickbauvorhaben. Daher wird der aus der Abfrage ermittelte Wert von 630 MW um 15% erhéht.

Der Aufschlag von 15% kann nicht allein mathematisch tiber eine Korrektur der fehlenden Netzabdeckung
begriindet werden. Auch eine Hochrechnung der Daten der zehn Verteilungsnetzbetreiber mit gemeldeten
Riickbauvorhaben auf die Gesamtsumme ist methodisch nicht sinnvoll. Der aus der Beaufschlagung von 15%
resultierende prognostizierte jihrliche Riickbau von 725 MW liegt jedoch in der Reichweite des von der
Bundesnetzagentur angenommenen Riickbaus von Wind-Onshore-Anlagen nach einer Lebenszeit von

20 Jahren. Der auf der Auswertung der VNB-Abfrage prognostizierte jahrliche Netto-Zubau zwischen 2016
und 2018 betrigt damit 4.083 MW (4.808 MW - 725 MW).
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2. Abfrage der obersten Landesplanungsbehérden
(Raumordnungsabfrage)

Bei der von der Bundesnetzagentur durchgefiihrten Abfrage handelte es sich um einen Fragebogen an
samtliche oberste Landesplanungsbehorden (15 Landesministerien) im Sinne eines Top-down Ansatzes mit
dem Ziel, die ausgewiesenen Windfldchen auf regionaler und kommunaler Ebene zu erfragen. Sinn und
Zweck dieser Abfrage war es, insbesondere das Kriterium der ausgewiesenen Windflachen als
Regionalisierungsmethodik fiir den zukiinftigen Ausbau der Windenergieanlagen bis 2030/2035 zu
untersuchen. Dieser Regionalisierungsansatz war bereits die Grundlage des von der Bundenetzagentur
genehmigten Szenariorahmens 2025 und des von der Bundesnetzagentur bestitigten Netzentwicklungsplans
2014.

Der Fragebogen an die Landesministerien gliederte sich in folgende Unterpunkte:

- Onshore Wind: Ausbauziele der einzelnen Bundeslidnder (Zieljahr, ausgewiesene Gesamtfliche fiir

Windenergieanlagen und Gesamtkapazitit der Windenergieanlagen)
- Aktuell ausgewiesene Flachen fiir Windenergieanlagen
- Anteil der bestehenden Anlagen, die auferhalb der aktuell ausgewiesen Flichen installiert sind
- Auslastungsgrad der aktuell ausgewiesen Windfldachen

- Sonstige zu berticksichtigende Umstidnde bei der zukiinftigen Fortschreibung der ausgewiesenen
Windfldchen

Von den 15 befragten obersten Landesplanungsbehérden (Berlin und Brandenburg haben eine gemeinsame
oberste Landesplanungsbeho6rde) haben alle geantwortet. Die abgefragten georeferenzierten Daten konnten
zudem - anders als im Szenariorahmen 2025 - mit den Raumordnungsplan-Monitor Daten des
Bundesinstituts fiir Bau-, Stadt- und Raumforschung (Stand: Ende 2014) abgeglichen werden (ein solcher
interner Abgleich bezog sich aber nur auf der Ebene der regionalen und nicht der kommunalen
Planungsverbande).

Baden-Wiirttemberg gibt als politisches Ausbauziel keine Fliche, sondern einen Anteil der Energieerzeugung
durch Windstrom von 10 % im Jahr 2020 an. Dies entspricht einer Leistung von 3.530 MW. 18.049 ha des
Bundeslandes sind aktuell als Vorranggebiete ausgewiesen, dies entspricht ca. 0,5 % der Gesamtfliche. Vier
von zwolf regionalen Planungstragern haben Windplanungen als Satzung beschlossen. Acht regionale
Planungstriger befinden sich im Aufstellungsverfahren. Die Regionalplanung steuert die
Windenergienutzung nicht abschliefend. 30 kommunale Planungstriger haben ihre
Konzentrationszonenplanungen beschlossen. 225 kommunale Planungstriger befinden sich im
Aufstellungsverfahren. Daten zu diesen kommunalen Planungen liegen nicht vor. Zum
Flichenauslastungsgrad und der Gesamtkapazitit von Windenergieanlagen auflerhalb ausgewiesener Flichen
liegen ebenfalls keine Daten vor. Geodaten liegen der Bundesnetzagentur vor.

Bayern gibt als politisches Ausbauziel fiir das Jahr 2021 eine Anzahl von 1.000-1.500 installierten
Windenergieanlagen an. Aktuell sind geméaf Regionalplanung 21.700 ha als Vorranggebiete und 11.200 ha als
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Vorbehaltsgebiete ausgewiesen. Somit ergeben sich 32.900 ha als Fliche zur Windenergienutzung. Dies
entspricht ca. 0,5 % der Gesamtfliche. Die Regionalplanung steuert die Windenergienutzung nicht
abschliefiend. Zu den kommunalen Flichen liegen jedoch keine Daten vor. Zum Fldchenauslastungsgrad und
der Gesamtkapazitit von Windenergieanlagen auflerhalb ausgewiesener Flichen liegen ebenfalls keine Daten
vor. Es wird erwartet, dass es bei einer Fortschreibung der Pline zu Anderungen des Flichenpotenzials kommt

(siehe 10-H Regelung). Geodaten liegen der Bundesnetzagentur nicht vor.

Da Berlin und Brandenburg iiber eine gemeinsame Landesplanungsbehorde verfiigen, werden diese beiden
Bundesldnder gemeinsam betrachtet. Berlin-Brandenburg gibt als politisches Ausbauziel an, dass im Jahr 2030
auf einer Flache von 59.000 ha eine Windenergieanlagenleistung von 10.500 MW installiert werden soll.
Davon sind bereits 55.360 ha aktuell als Eignungsgebiete ausgewiesen. Dies entspricht 1,8 % der Gesamtfliche.
Die Regionalplanung steuert die Windenergienutzung abschliefiend, das heifdt, kommunale Planungstriger
miissen nicht beriicksichtigt werden. Rund 40 % der installierten Leistung von Windenergieanlagen stehen
auflerhalb der aktuell ausgewiesenen Flichen. Grundlage dieser Berechnung sind rechtskriftige bzw. in
Aufstellung befindliche Regionalpldne. Der Flichenauslastungsgrad der aktuell ausgewiesenen
Eignungsgebiete mit bereits errichteten bzw. genehmigten Windenergieanlagen betriagt ca. 80 %. Geodaten
liegen der Bundesnetzagentur nicht vor.

Bremen gibt als politisches Ausbauziel an, dass im Jahr 2020 auf einer Flache von 310 ha eine
Windenergieanlagenleistung von bis zu 221 MW installiert werden soll. Da fiir Bremen keine Regionalpldne
bestehen, beziehen sich die ausgewiesenen Flachen auf den Flichennutzungsplan. Aktuell sind insgesamt

337 ha zur Nutzung durch Windenergieanlagen ausgewiesen. Dies entspricht ca. 0,8 % der Gesamtflache.
Schitzungsweise stehen ca. 50 % der Windenergieanlagen auflerhalb ausgewiesener Flichen. Zum
Flachenauslastungsgrad sind keine Daten vorhanden. Bei einer Fortschreibung der rechtskriftigen Plane wird
nicht mit einer Veranderung des Flichenpotenzials gerechnet. Geodaten liegen der Bundesnetzagentur nicht

VOr.

Hamburg gibt als politisches Ausbauziel eine Leistung aus Windenergieanlagen in Héhe von 120 MW vor.
Aktuell sind gemif Kommunalplanung 173 ha als Eignungsgebiet ausgewiesen. Dies entspricht ca. 0,2 % der
Gesamtfliche. Da fiir Hamburg als Stadtstaat die Kommunalplanung die Regionalplanung ersetzt, wird die
Windenergienutzung dariiber abschlieffend gesteuert. Aktuell stehen weniger als 5 % der installierten
Gesamtkapazitdt von Windenergieanlagen auflerhalb der aktuell ausgewiesenen Flichen. Zum Flachen-
Auslastungsgrad liegen keine Daten vor. Da keine Fortschreibung aktuell rechtskréftiger Pline vorgesehen ist,
werden keine Anderungen des Flichenpotenzials angenommen. Geodaten liegen der Bundesnetzagentur

nicht vor.

Hessen gibt als politisches Ausbauziel an, dass im Jahr 2050 ca. 42.200 ha der Landesflache fiir die Nutzung
durch Windenergie freigegeben werden sollen. Dies entspricht 2 % der Gesamtfliche Hessens. Aktuell sind
sogar 51.562 ha als Vorranggebiete mit Ausschlusswirkung festgelegt. Die Regionalplanung steuert die
Windenergienutzung nicht abschliefend. Uber die kommunale Bauleitplanung lassen sich allerdings nach
Inkrafttreten der Regionalplidne nur noch fortgeschrittene Standortplanungen innerhalb der festgelegten
Gebiete durchfiihren. Daten zu diesen moglichen Planungen auf kommunaler Ebene liegen nicht vor. Rund
55 % der installierten Leistung von Windenergieanlagen liegt auRerhalb der aktuell ausgewiesenen Fliachen
fir den Bau von Windenergieanlagen. Geodaten liegen der Bundesnetzagentur vor.
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Mecklenburg-Vorpommern hat als politisches Ausbauziel fiir das Jahr 2030 keine Fliche, sondern eine
Gesamtleistung der Windenergieanlagen von 7.400 MW festgelegt. Als Eignungsgebiet wird fiir die Regionen
Westmecklenburg, Mecklenburgische Seenplatte und die Region Rostock eine Gesamtfliche von 8.400 ha
ausgewiesen, dies entspricht ca. 0,4 % der Landesfldche. Die fiir Vorpommern festgelegten Eignungsgebiete
mit einer Flache von 4.700 ha sind nach einem Urteil des Bundesverwaltungsgerichts vom 18.08.2015
aufgehoben worden. Die Regionalplanung steuert die Windenergienutzung abschliefiend, das heift,
kommunale Planungstriger miissen nicht beriicksichtigt werden. Zum Anteil der installierten
Gesamtkapazitit auflerhalb ausgewiesener Flichen liegen keine Daten vor. Die aktuell ausgewiesenen
Eignungsgebiete sind zu 85 % ausgelastet. Daher ist eine Fortschreibung des regionalen
Raumentwicklungsprogramms geplant, welche ein steigendes Flichenpotenzial vorsieht. Geodaten liegen der
Bundesnetzagentur nicht vor.

Niedersachsen sieht fiir das Jahr 2050 als politisches Ausbauziel eine Gesamtflache fiir Windenergieanlagen in
Hohe von 66.945 ha vor. Dies entspricht 1,4 % der Gesamtfliche Niedersachsens. Auf dieser Flache sollen
Windenergieanlagen mit einer Gesamtleistung von 20.000 MW entstehen. Nach derzeit giiltigen
Regionalpldnen sind 20.862 ha als Vorranggebiet festgelegt. Von diesen Vorranggebieten fungieren 14.850 ha
als Vorranggebiet mit Ausschlusswirkung. Die Regionalplanung steuert die Windenergienutzung nicht
abschliefRend, zu kommunaler Bauleitplanung sind allerdings keine Werte vorhanden. Von der bisher
installierten Windenergieanlagenleistung stehen ca. 65 % auflerhalb der ausgewiesenen Flichen. Zum
Flachenauslastungsgrad sind keine Daten vorhanden. Von insgesamt 34 Regionalpldnen Niedersachsens
befinden sich zurzeit 28 Regionalpldne in der Fortschreibung. Es ist davon auszugehen, dass sich das
Flichenpotenzial in der Fortschreibung erh6ht. Geodaten liegen der Bundesnetzagentur vor.

Nordrhein-Westfalen sieht fiir das Jahr 2025 als politisches Ausbauziel eine Gesamtflache fiir
Windenergieanlagen in Hohe von 54.000 ha vor. Dies entspricht ca. 1,6 % der Gesamtfliche Nordrhein-
Westfalens. Die Stromerzeugung durch Windenergieanlagen soll bis dahin 28 TWh/a betragen. Gemaf
Regionalplanung sind aktuell 28.900 ha als Vorranggebiete ausgewiesen. Dazu kommen 700 ha als
Vorbehaltsgebiete. Die Regionalplanung steuert die Flichennutzung fir Windenergieanlagen nicht
abschliefiend. Zusitzlich zur Regionalplanung sind gemif! kommunaler Bauleitplanung 29.627 ha zur
Nutzung durch Windenergieanlagen ausgewiesen. Auf regionaler Ebene sind keine Daten zum
Flichenauslastungsgrad und zu der Gesamtkapazitit von Windenergieanlagen aufierhalb ausgewiesener
Flachen vorhanden. Auf kommunaler Ebene befindet sich aktuell ca. 46 % der installierten
Windenergieanlagenleistung auerhalb der ausgewiesenen Flachen. Der Flichenauslastungsgrad betrigt auf
kommunaler Ebene ca. 80 %. Es wird erwartet, dass die freigegebenen Flachen fiir Windenergieanlagen sich
bei der Fortschreibung von Regionalpldnen vergréflern. Geodaten liegen der Bundesnetzagentur nicht vor.

Von Rheinland-Pfalz wird als politisches Ausbauziel fiir das Jahr 2030 keine Fliche, sondern eine
Gesamtleistung der Windenergieanlagen von 7.500 MW festgelegt. Aktuell sind in der Regionalplanung 14.672
ha als Vorranggebiet ausgeschrieben. Die Regionalplanung steuert die Flichen fiir Windenergieanlagen nicht
abschlieffend. Zusitzlich zur Regionalplanung werden aufgrund kommunaler Bauleitplanung im
Flichennutzungsplan 10.650 ha fiir Windenergieanlagen ausgeschrieben. Auf regionaler Ebene stehen
schitzungsweise 28 % der Anlagen aufierhalb der aktuell ausgewiesenen Flichen. Weiterhin sind die regional
ausgewiesenen Flichen zu ca. 77% ausgelastet. Bei den kommunalen Flichen gibt es keine Daten zum
Flichenauslastungsgrad und dem Anteil der Gesamtkapazitit von Windenergieanlagen auflerhalb
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ausgewiesener Flichen. Da es derzeit keine Fortschreibungspline gibt, ist nicht davon auszugehen, dass sich
die Flichenpotenziale in naher Zukunft verindern werden. Geodaten liegen der Bundesnetzagentur vor.

Im Saarland werden Windkraftanlagen mit einer Leistung von 100 MW als politisches Ausbauziel beschrieben.
Aktuell sind gemiaf Regionalplanung 849 ha als Fliche zur Windenergienutzung ausgewiesen. Die
Regionalplanung steuert die Windenergienutzung nicht abschliefRend. Zusétzlich werden im
Flichennutzungsplan auf kommunaler Ebene 3.166 ha ausgewiesen. Auflerhalb der ausgewiesenen Flichen
befinden sich aktuell auf regionaler Ebene ca. 54 % und auf kommunaler Ebene ca. 69 % der
Windenergieanlagenkapazitaten. Der Flichenauslastungsgrad der regionalen Vorranggebiete wird mit ca.

62 % angegeben. Kommunal werden zurzeit ca. 21 % der Flichen des Flichennutzungsplans fiir
Windenergieanlagen genutzt. Bei einer Fortschreibung der aktuellen Pline wird keine Veranderung des
Flichenpotenzials erwartet. Geodaten liegen der Bundesnetzagentur nicht vor.

Sachsen sieht als politisches Ausbauziel fiir das Jahr 2020 eine durch Windenergieanlagen erzeugte
Energiemenge in H6he von 2,2 TWh/a vor. Gemif} Regionalplanung sind aktuell rechtskriftig folgende Werte
ausgewiesen: Als Vorranggebiet 3.306 ha und davon mit Ausschlusswirkung 3.209 ha. Als Vorbehaltsgebiet
sind 66 ha ausgewiesen. Insgesamt sind somit 3.372 ha fiir Windenergieanlagen ausgewiesen. Zu erwihnen ist
in diesem Zusammenhang, dass das Bundesverwaltungsgericht mit Beschluss vom 23.10.2012 den
Regionalplan Stidwestsachen 2008 fiir die Gebiete des ehemaligen Regionalen Planungsverbandes
Stdwestsachsen fiir unwirksam erklart hat. Fiir dieses Gebiet gelten rechtswirksam die Pline des
Regionalplans 2000. Zusitzlich zur Regionalplanung werden gemif kommunaler Bauleitplanung 22 ha fiir
Windenergieanlagen ausgewiesen. Ein Anteil von ca. 26 % der installierten Windleistung steht zurzeit
auflerhalb der regional ausgewiesenen Flichen. Nach Schitzung betrigt der Flichenauslastungsgrad der
regional ausgewiesenen Flichen 96 %. Bei anstehenden Planidnderungsverfahren wird sich das
Flichenpotenzial fiir Windenergieanlagen erhéhen. Geodaten liegen der Bundesnetzagentur nicht vor.

In Sachsen-Anhalt besteht kein politisches Ausbauziel. Gemaf Regionalplanung sind 19.149 ha als
Vorranggebiet mit Ausschlusswirkung rechtskriftig ausgewiesen. Die Regionalplanung steuert die
Windenergienutzung abschliefend, das heif}t, kommunale Planungstriager miissen nicht berticksichtigt
werden. Aktuell befinden sich schitzungsweise 35 % der installierten Windenergieanlagenleistung auRerhalb
der in der Regionalplanung ausgewiesenen Flichen. Der Flichenauslastungsgrad der bisher regional
ausgewiesenen Flichen betrigt ca. 41 %. Bei der Ermittlung wurde das Gesamtpotenzial der Leistung von
Windenergieanlagen innerhalb von Vorrang- und Eignungsgebieten mit der tatsdchlich installierter Leistung
verglichen. Konkrete Flichenbetrachtungen wurden nicht durchgefithrt. Geodaten liegen der
Bundesnetzagentur nicht vor.

In Schleswig-Holstein ist als politisches Ausbauziel festgelegt, dass bis 2020 dreimal so viel erneuerbarer Strom
produziert werden soll, wie im Land Schleswig-Holstein verbraucht wird. Um dieses Ziel zu erreichen,
kalkuliert Schleswig-Holstein mit einer Leistung von 12.000-13.000 MW. Es gibt momentan keine giiltigen
Regionalpline, da alle Regionalpldne durch ein Urteil des Oberverwaltungsgerichts Schleswig-Holstein vom
20.01.2015 aufgehoben wurden. Daher besteht bis Mitte 2017 ein gesetzliches Bauverbot fiir raumbedeutsame
Windenergieanlagen (sog. Ausbaumoratorium). Bis dahin soll eine geordnete Neuplanung aller Regionalplane
erfolgen. Wenn die neuen Regionalpliane rechtskriftig werden, kénnen Kommunen ausschliefilich innerhalb
ausgewiesener Vorranggebiete mit Ausschlusswirkung in gewissen Grenzen Bauleitplanung betreiben. Gemaf}
der nun ungiiltigen Regionalplanung waren 26.931 ha als Eignungsgebiet fiir Windenergieanlagen
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ausgewiesen. Bei der Neuaufstellung der Regionalpliane sollen mindestens 2 % der Landesfldche als
Windvorrangflichen ausgewiesen werden. Dies entspriache einer Flache von 31.599 ha. Als
Flachenauslastungsgrad der ehemalig giiltigen Regionalpldne wird ein Wert von ca. 74 % angegeben. Auf
kommunaler Ebene sind ca. 35 % der Flichen der Bebauungsplidne und nahezu alle Fldchen der
Flachennutzungspldne ausgelastet. Bei der ausstehenden Neuaufstellung der Regionalpldne wird mit einer
Verdnderung des Flichenpotenzials fiir Windenergieanlagen gerechnet. Geodaten liegen der
Bundesnetzagentur nicht vor.

In Thiiringen gibt es zwei politische Ausbauziele. Einmal ist eine Stromproduktion von mindestens 5,9 TWh/a
aus Erneuerbaren Energien im Jahr 2020 vorgesehen. Zum anderen soll die Energieerzeugung durch
Windkraft verdreifacht werden. Das bedeutet, dass die fiir Windenergieanlagen genutzte Fliche von 0,3 % auf
1% der Landesfliche steigen soll. Dieser Wert entspricht einer Flache von 16.172 ha. Gemif den Urteilen des
Oberverwaltungsgerichts Thiiringen vom 08.04.2013 sowie 28.05.2015 wurden die Regionalpline fiir die
Regionen Ostthiiringen sowie Mittelthiiringen fiir ungiiltig erklart. Fir Mittelthiiringen gibt es bereits einen
ersten Entwurf sowie die Freigabe der Behérden- und Offentlichkeitsbeteiligung. Fiir Ostthiiringen liegt noch
kein konkreter Plan vor, sodass dort aktuell keine Flichen angenommen werden kénnen. Fiir die Regionen
Nordthiiringen und Stidwestthiiringen sind insgesamt 5.294 ha als Vorranggebiet mit Ausschlusswirkung
ausgewiesen. Die Regionalplanung steuert die Windenergienutzung, mit Ausnahme von Ostthiiringen,
abschliefiend. Aktuell stehen ca. 20-30 % der installierten Leistung von Windenergieanlagen auflerhalb der
regional ausgewiesenen Flachen. Der Flichenauslastungsgrad ist nach Ansicht des Thiiringer Ministeriums fr
Infrastruktur schwer zu ermitteln, weshalb davon abgeraten wird, konkrete Werte auszuweisen. Bei einer
Fortschreibung der Regionalplane ist von einer Erth6hung der fiir Windenergieanlagen ausgewiesenen
Flichen auszugehen. Geodaten liegen der Bundesnetzagentur vor.

Im Gegensatz zu den Raumordnungsplan-Monitor Daten des Bundesinstitut fiir Bau-, Stadt- und
Raumforschung, die nur die ausgewiesenen Flichen geméif! Regionalplanung beinhalten, wurden bei der
Raumordnungsabfrage der Bundesnetzagentur auch Daten zu Flichen gemafd kommunaler Bauleitplanung
erhoben.

Die nachfolgende Tabelle 34 stellt die Summen der ausgewiesenen Fliachen gegeniiber.
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Bundesland Raumordnungsabfrage ROPLAMO-Daten Differenz
BNetzA BBSR
[ha] [ha] [ha]

Baden-Wirtemberg 18.049 3.687 14.362
Bayern 32.900 26.705 6.195
Berlin/Brandenburg 55.360 22.122 33.238
Bremen 323 -- --
... mit Kommunalplanung 337 -- --
Hamburg 173 -- --
Hessen 51.562 -- --
Mecklenburg-Vorpommern 8.400 13.087 4.687
Niedersachsen 20.862 20.460 402
Nordrhein-Westfalen 29.600 22.313 7.287
... mit Kommunalplanung 59.227 -- --
Rheinland Pfalz 14.672 10.300 4.372
... mit Kommunalplanung 25.322 -- --
Saarland 849 825 24
... mit Kommunalplanung 4,015 -- --
Sachsen 3.394 3.339 55
... mit Kommunalplanung 3.372 -- --
Sachsen-Anhalt 19.410 18.497 913
Schleswig Holstein 26.931 26.918 13
... mit Kommunalplanung 42.073 -- --
Thiringen 5.294 4.167 1.127

Tabelle 34: Ergebnisse der Raumordnungsabfrage im Vergleich mit Raumordnungsplan-Monitor Daten

Der in der Tabelle 34 vorgenommene Vergleich der reinen Flichenangaben und der Geodaten der
Bundeslinder Baden-Wiirttemberg, Niedersachsen, Rheinland-Pfalz und Thiringen wurden zur
Plausibilisierung mit den Raumordnungsplan-Monitor Daten des Bundesinstitut fiir Bau-, Stadt- und
Raumforschung abgeglichen. Im Ergebnis erwiesen sich die Flichenangaben in hohem Maf3e als
deckungsgleich. Die grofieren Flichenangaben der Abfrage der Bundesnetzagentur sind damit zu begriinden,
dass nicht andere sondern eher zusitzliche Flichen ausgewiesen wurden. Dies ist u. a. dadurch zu erkliren,
dass die Daten der Abfrage der Bundesnetzagentur auf dem Stand Ende 2015 sind, wohingegen die
Raumordnungsplan-Monitor Daten des Bundesinstitut fiir Bau-, Stadt- und Raumforschung aus dem Jahr
2014 bzw. zum Teil aus dem Jahr 2013 stammen. Dariiber hinaus konnte die Abfrage der Bundesnetzagentur
teilweise die kommunalen Bauleitplanungen der Bundeslidnder abbilden. Die negative Abweichung von
Mecklenburg-Vorpommern lisst sich durch das Urteil des Bundesverwaltungsgerichts vom 18.08.2015
begriinden, nach dem ein erheblicher Teil der vormals ausgewiesenen Windfldchen aufgehoben wurde.
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Die Qualitit der gemeldeten Daten war teilweise sehr heterogen. So konnten nur wenige Bundesldnder
Angaben zu den kommunal ausgewiesenen Windflachen machen. Auch fiir die Prognose entsprechend
verwertbare Geodaten wurden nur von einer Minderheit der obersten Landesplanungsbehérden zur
Verfiigung gestellt. Trotz der soeben genannten Unklarheiten lassen sich die von der Bundesnetzagentur
abgefragten Daten der obersten Landesplanungsbehorden fiir die Bestimmung eines regional
prognostizierten Zubaus fiir Wind Onshore verwenden. Zwar erscheinen die diesjihrigen Angaben der
obersten Landesplanungsbeho6rden alleine (noch) nicht als valide Ausgangsbasis zur Bestimmung belastbarer
Zubauten von Windkraftanlagen in den Zieljahren 2030 und 2035. Zusammen mit den Erkenntnissen aus der
Verteilnetzbetreiberabfrage sowie der Bertiicksichtigung der historischen Zubauentwicklung liefern diese
Daten jedoch wertvolle Informationen im Rahmen der Regionalisierung von Wind Onshore.
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E Begriindung der Nebenbestimmungen

Die Nebenbestimmunen sollen gem. § 36 Abs. 1 VWV{G sicherstellen, dass die gesetzlichen Voraussetzungen
des § 12a EnWG erfiillt werden.

1. Kraft-Warme-Kopplung

Die Nebenbestimmung soll sicherstellen, dass in allen Szenarien, trotz bzw. gerade wegen der
vorgenommenen Anderungen, der letztlich geleistete Beitrag zur Erfiillung des energiepolitischen Ziels der
Erh6hung des Anteils von Strom aus Kraft-Wiarme-Kopplung ermittelt und transparent dargestellt wird.

Im Szenariorahmen selbst lassen sich zur erzeugten Strommenge aus Kraft-Wirme-Kopplung noch keine
Aussagen treffen, da die Genehmigung des Szenariorahmens bzw. die der Genehmigung beigefiigte
Kraftwerksliste lediglich Angaben zur installierten Erzeugungsleistung und deren grundsétzlicher KWK-
Fahigkeit enthélt. Grundsitzlich KWK-fihig bedeutet nicht per se, dass die gesamte installierte Kapazitét
KWK-fihig ist, so dass eine pauschale Berticksichtigung von grundsitzlich KWK-fihigen Kraftwerken in der
Marktsimulation, der es zur Bestimmung der erzeugten Strommenge aus Kraft-Wiarme-Kopplung bedarf,

nicht hinreichend ist.

2. EE-Anteil am Bruttostromverbrauch

Die Nebenbestimmung soll sicherstellen, dass in allen Szenarien, trotz bzw. gerade wegen der
vorgenommenen Anderungen, der letztlich geleistete Beitrag zur Erfiillung des energiepolitischen Ziel der
Erh6hung des Anteils der Erneuerbaren Energien am Bruttostromverbrauch ermittelt und transparent

dargestellt wird.

Im Szenariorahmen wird nur der Nettostromverbrauch bestitigt. Fiir die Ermittlung des
Bruttostromverbrauchs sind dem Nettostromverbrauch der Kraftwerkseigenverbrauch, die Arbeit fiir den
Betrieb von Pumpspeicherkraftwerken und die durch den Transport bedingten Netzverluste im
Ubertragungsnetz hinzu zu addieren. Diese Gréfien kénnen jedoch nur im Voraus abgeschitzt werden und
ergeben sich erst aus der Marktsimulation und der Netzberechnung. Insoweit kann erst auf Basis des nach der
Marktsimulation und der Netzberechnung errechneten Bruttostromverbrauchs der tatsdchliche Anteil der

Erneuerbaren Energien bestimmt werden.

3. Treibhausgasemission und Primarenergieverbrauch

Die Nebenbestimmung soll sicherstellen, dass in allen Szenarien, trotz bzw. gerade wegen der
vorgenommenen Anderungen, der letztlich geleistete Beitrag zur Erfiillung der sektoriibergreifenden
energiepolitischen Ziele der Reduktion der Treibhausgasemissionen und der Senkung des

Primidrenergieverbrauchs ermittelt und transparent dargestellt wird.

Im Einzelnen bietet es sich an, den Beitrag wie folgt zu ermitteln: Von den sektorspezifischen Werten des
Jahres 1990 fiir die Treibhausgasemissionen bzw. des Jahres 2008 fiir den Primérenergieverbrauch werden die
fir das Zieljahr 2030 ermittelten Treibhausgasemissionen bzw. der fiir das Zieljahr 2030 ermittelte
Primérenergieverbrauch des Sektors der Stromerzeugung subtrahiert. Die Differenz wird sodann durch die
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sektoriibergreifenden Werte des Jahres 1990 fiir die Treibhausgasemissionen bzw. des Jahres 2008 fiir den
Primérenergieverbrauch dividiert.

Im Szenariorahmen selbst lassen sich fiir das Szenarien A 2030 keine Aussagen zu Treibhausgasemissionen
und zum Primérenergieverbrauch treffen, da der Szenariorahmen insoweit lediglich Annahmen zur
installierten Erzeugungsleistung enthélt. Zur Bestimmung der Treibhausgasemissionen und des

Primirenergieverbrauchs bedarf es einer Marktsimulation, die der Genehmigung des Szenariorahmens folgt.

In den Szenarien B 2030, C 2030 und B 2035 entsprechen die Treibhausgasemissionen den Zielen der
Bundesregierung, da deren Einhaltung durch eine mathematische Nebenbedingung im Rahmen der
Marktmodellierung von den Ubertragungsnetzbetreibern sichergestellt wird.
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F Hinweise zu den Gebiihren

Die Genehmigung des Szenariorahmens 2017-2030 ist gebiihrenpflichtig gemaf § 91 Abs. 1 Nr. 4 EnWG.
Hinsichtlich dieser Gebiihren ergeht ein gesonderter Bescheid nach § 91 EnWG.

G Hinweise zu den Fristen

Die Bundesnetzagentur hat bewusst die Entscheidung der Bundesregierung tiber den weiteren Umgang mit
der Novellierung des EEG 2016 abgewartet und die Genehmigung des Szenariorahmens erst vor dem
Hintergrund des Kabinettsbeschlusses der Bundesregierung vom 08.06.2016 finalisiert. Die
Bundesnetzagentur hat den Szenariorahmen 2017-2030 am 30.06.2016 genehmigt und den
Ubertragungsnetzbetreibern zugestellt. Die Ubertragungsnetzbetreiber sollen gemif § 12b Abs. 3 S. 3 EnWG
spatestens am 10.12.2016 auf der Grundlage des Szenariorahmens gemeinsam einen nationalen
Netzentwicklungsplan 2017-2030 und Offshore-Netzentwicklungsplan 2017-2030 zur Konsultation vorlegen
(sog. 1. Entwiirfe). Die Ubertragungsnetzbetreiber miissen gemif § 12b Abs. 5 EnWG spitestens am 02.05.2017
auf der Grundlage des Szenariorahmens gemeinsam einen konsultierten und iberarbeiten nationalen
Netzentwicklungsplan 2017-2030 und Offshore-Netzentwicklungsplan 2017-2030 zur Bestétigung vorlegen
(sog. 2. Entwiirfe).
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Gegen diesen Bescheid kann binnen einer Frist von einem Monat ab Zustellung Beschwerde erhoben werden.
Die Beschwerde ist schriftlich bei der Bundesnetzagentur (Hausanschrift: Tulpenfeld 4, 53113 Bonn)
einzureichen. Es geniigt, wenn die Beschwerde innerhalb der Frist bei dem Oberlandesgericht Diisseldorf
(Hausanschrift: Cecilienallee 3, 40474 Diisseldorf) eingeht.

Die Beschwerde ist zu begriinden. Die Frist fiir die Beschwerdebegriindung betriagt einen Monat. Sie beginnt
mit der Einlegung der Beschwerde und kann auf Antrag von dem oder der Vorsitzenden des
Beschwerdegerichts verlingert werden. Die Beschwerdebegriindung muss die Erklarung, inwieweit der
Bescheid angefochten und seine Abianderung oder Aufhebung beantragt wird, und die Angabe der Tatsachen
und Beweismittel, auf die sich die Beschwerde sttitzt, enthalten. Die Beschwerdeschrift und
Beschwerdebegriindung miissen durch einen Rechtsanwalt unterzeichnet sein.

Die Beschwerde hat keine aufschiebende Wirkung (§ 76 Abs. 1 EnWG).

(Jochen Homann)

Prasident der Bundesnetzagentur

Bonn, den 30.06.2016
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Anlagen
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Anlage 1: Kraftwerksliste

BNetzA- Kraftwerksname Blockname Energietrager KWK- PLZ Ort Bundesl Inbel Geplante Status Falls Falls Falls Nettoll Leistung Leistung Leistung Leistung
D Ausl land triebd Stilllegung 10.05.2016 Energietrager Energietrager Energietrager leistung Szenario Szenario Szenario Szenario
kopplung nahmel] Erdgas: Erdgas: nicht Erdgas: 10.05.2016 A 2030 B 2030 B 2035 C 2030
jahr Antrag nach Antrag nach Antrag/Zusage
§ 38 GasNZV § 39 GasNZV nach §9
KraftNAV
(Ja/Nein) (Ja/Nein) (Ja/Nein) (Ja/Nein) [MW] [MW] [MW] [MW] [MW]
BNA0084 Reuter Reuter M Abfall Ja 13599 Berlin BE 1998 Nein in Betrieb 36,0 36,0 36,0 36,0 36,0
BNA0088a E;;if::;:f"e"a”lage der Abfall Ja 6406 Bernburg ST 2010 Nein in Betrieb 35,0 350 350 350 350
BNA0097 MVA Bielefeld Linien1-3 Abfall Ja 33609 Bielefeld NW 1981 Nein in Betrieb 34,0 34,0 34,0 34,0 34,0
BNAO117a | Heizkraftwerk KarlstraRe E:{'@:ﬁewerk Abfall Ja 53115 | Bomn NW 1991 Nein in Betrieb 120 120 120 120 120
BNA0139 KW Hafen MKK Abfall Nein 28237 Bremen HB 2009 Nein in Betrieb 33,0 33,0 33,0 33,0 33,0
BNA0223a DT Flingern T4 Abfall Nein 40233 Disseldorf NW 1955 Nein in Betrieb 489 48,9 48,9 48,9 48,9
BNA0223b DT Flingern T1 Abfall Ja 40233 Diisseldorf NW 2000 Nein in Betrieb 53,7 53,7 537 53,7 53,7
BNA0287a MHKW Frankfurt T3 Abfall Ja 60440 Frankfurt am Main HE 1998 Nein in Betrieb 26,0 26,0 26,0 26,0 26,0
BNA0287b MHKW Frankfurt T7 Abfall Ja 60439 Frankfurt am Main HE 2006 Nein in Betrieb 46,5 46,5 46,5 46,5 46,5
BNA0380 EEW GroRrischen Abfall Ja 1983 GroRraschen BB 2008 Nein in Betrieb 233 23,3 23,3 23,3 23,3
MVR Maillverwertung
BNA0398 Rugenberger Damm GmbH & Abfall Ja 21129 Hamburg HH 1999 Nein in Betrieb 24,0 24,0 24,0 24,0 24,0
Co. KG

BNA0407 Enertec Hameln Linien 1,3,4 Abfall Ja 31789 Hameln NI 1912 Nein in Betrieb 14,7 14,7 14,7 14,7 14,7
BNA0417 ﬁimgc::%’r:ﬁ:“ Waste Hannover Abfall Nein 30659 | Hannover NI 2005 Nein in Betrieb 25 25 25 25 25
BNA0438 TRV Buschhaus Linie 1-3 Abfall Nein 38350 Helmstedt NI 1998 Nein in Betrieb 37,5 37,5 37,5 37,5 37,5
BNAO0519 Karnap B Abfall Ja 45329 Essen NwW 1987 Nein in Betrieb 38,0 38,0 38,0 38,0 38,0
BNA0590 TREA Leuna Linie 1 Abfall Nein 6237 Leuna ST 2005 Nein in Betrieb 16,3 16,3 16,3 16,3 16,3
BNA0591 TREA Leuna Linie 2 Abfall Nein 6237 Leuna ST 2007 Nein in Betrieb 16,3 16,3 16,3 16,3 16,3
BNA0599 entfallt Abfall Ja 51373 Leverkusen NW 2011 Nein in Betrieb 11,6 11,6 11,6 11,6 11,6
BNAO616a Kléranlage 7564 Abfall Ja 67056 Ludwigshafen RP 1992 Nein in Betrieb 12,0 12,0 12,0 12,0 12,0
BNA0622 MHKW Rothensee Block 1 Abfall Ja 39126 Magdeburg ST 2005 Nein in Betrieb 29,2 29,2 29,2 29,2 29,2
BNA0623 MHKW Rothensee Block 2 Abfall Ja 39126 Magdeburg ST 2006 Nein in Betrieb 29,2 29,2 29,2 29,2 29,2
BNA0640 HKW Mannheim Turbine 3 Abfall nein 68169 Mannheim BW 2005 Nein in Betrieb 8,7 8,7 8,7 8,7 8,7
BNAO641a HKW Mannheim Turbine 60 Abfall Ja 68169 Mannheim BW 2009 Nein in Betrieb 22,1 22,1 22,1 22,1 22,1
BNA0641b HKW Mannheim Turbine D.0 Abfall Ja 68169 Mannheim BW 2012 Nein in Betrieb 8,1 8,1 8,1 8,1 8,1
BNAO641c HKW Mannheim Turbine E.O Abfall Ja 68169 Mannheim BW 2012 Nein in Betrieb 5.8 5.8 5.8 5.8 5.8
BNA0746 HKW Sandreuth Abfall Ja 90441 Nirnberg BY 1996 Nein in Betrieb 18,0 18,0 18,0 18,0 18,0
BNAO7S0 | GMVA Niederrhein epelsue 10/310KV | gt I 46049 | Oberhausen NW 1990 Nein in Betrieb 404 404 404 404 404
BNAO7SL | GMVA Niederrhein epelsue 10725k | gt I 46049 | Oberhausen NW 2006 Nein in Betrieb 11 211 211 211 211
BNA0845 MHKW, WKW Tla/b, T2 Abfall Ja 83022 Rosenheim BY 1988 Nein in Betrieb 9,0 9,0 9,0 9,0 9,0
BNAO0855 IKW Riidersdorf Abfall Nein 15562 Riidersdorf bei Berlin BB 2009 Nein in Betrieb 30,0 30,0 30,0 30,0 30,0
BNA0895 GKS entfallt Abfall Ja 97424 Schweinfurt BY 1994 Nein in Betrieb 24,4 244 24,4 24,4 24,4
BNA093%a Efjf{;:rl:mi[:fwerk MUN DT19 neu Abfall Ja 70376 | Stuttgart BW 2009 Nein in Betrieb 19,5 19,5 19,5 19,5 19,5
BNA0969a Nord 1 1 Abfall Ja 85774 Unterféhring BY 1992 Nein in Betrieb 18,0 18,0 18,0 18,0 18,0
BNA0969c Nord 3 3 Abfall Ja 85774 Unterféhring BY 1984 Nein in Betrieb 22,0 22,0 22,0 22,0 22,0
BNA1020 MVA Weisweiler MVA Abfall Ja 52249 Weisweiler NwW 1996 Nein in Betrieb 24,0 24,0 24,0 24,0 24,0
BNA1108 PD energy GmbH Abfall Ja 6749 Bitterfeld - Wolfen ST 2010 Nein in Betrieb 9,9 9,9 9,9 9,9 9,9
BNA1110 ;g;m;g:eizmﬂwerk Millverbrennung Abfall Ja 71032 | Boblingen BW 1999 Nein in Betrieb 95 95 95 95 95
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BNetzA- Kraftwerksname Blockname Energietrager KWK- PLZ Ort Bundesl Inbel Geplante Status Falls Falls Falls Nettoll Leistung Leistung Leistung Leistung
D Ausl land triebd Stilllegung 10.05.2016 Energietriger Energietrager Energietriager leistung Szenario Szenario Szenario Szenario
kopplung nahmel] Erdgas: Erdgas: nicht Erdgas: 10.05.2016 A 2030 B 2030 B 2035 C 2030
jahr Antrag nach Antrag nach Antrag/Zusage
§ 38 GasNZV § 39 GasNZV nach §9
KraftNAV
(Ja/Nein) (Ja/Nein) (Ja/Nein) (Ja/Nein) [MW] [MW] [MW] [MW] [MW]
BNA1114 MHKW MHKW Abfall Ja 28219 Bremen HB 2012 Nein in Betrieb 44,0 44,0 44,0 44,0 44,0
BNA1116 BEG Abfall Ja 27570 Bremerhaven HB 1977 Nein in Betrieb 14,0 14,0 14,0 14,0 14,0
BNA1119 MHKW Burgkirchen Abfall Nein 84508 Burgkirchen BY 1994 Nein in Betrieb 12,5 12,5 12,5 12,5 12,5
BNA1139 TREA Breisgau Abfall Ja 79427 Eschbach BW 2005 Nein in Betrieb 136 13,6 13,6 13,6 13,6
BNA1144 EEW Goppingen Turb. Neu Abfall Ja 73037 Goppingen BW 2009 Nein in Betrieb 11,0 11,0 11,0 11,0 11,0
BNA1148 MVA Hamm Abfall Ja 59075 Hamm NW 1985 Nein in Betrieb 14,6 14,6 14,6 14,6 14,6
BNA1154 RZR Herten I RZRI Abfall Ja 45699 Herten NwW 1982 Nein in Betrieb 125 12,5 12,5 12,5 12,5
BNA1155 RZR Herten II RZRII Abfall Nein 45699 Herten NW 2009 Nein in Betrieb 17,1 17,1 17,1 17,1 17,1
BNA1161 MVA Ingolstadt ?:Au:':;:lz)kra&werk Abfall Ja 85055 | Ingolstadt BY 1984 Nein in Betrieb 255 255 255 255 255
BNA1167 ﬁfgzl;i'::gf’g“”gm”"“m MVA Abfall Ja 47475 | Kamp-Lintfort NW 1997 Nein in Betrieb 16,0 16,0 16,0 16,0 16,0
BNA1168 Muillheizkraftwerk Abfall Ja 34123 Kassel HE 1985 Nein in Betrieb 14,7 14,7 14,7 14,7 14,7
BNA1184 RMVA Kéln RMVA Kéln Abfall Ja 50735 Kaln NW 1997 Nein in Betrieb 45,1 45,1 45,1 45,1 45,1
BNA1186a MKVA Krefeld Turbine 3 Abfall Ja 47829 Krefeld NW 1982 Nein in Betrieb 13,5 13,5 13,5 13,5 13,5
BNA1186b MKVA Krefeld Turbine 4 Abfall Nein 47829 Krefeld NW 2001 Nein in Betrieb 13,8 13,8 13,8 13,8 13,8
BNA1186c MKVA Krefeld Turbine 2 Abfall Ja 47829 Krefeld NW 1976 Nein in Betrieb 15 15 15 15 15
BNA1186d MKVA Krefeld Turbine 5 Abfall Ja 47829 Krefeld NW 1997 Nein in Betrieb 2,8 2,8 2,8 2,8 2,8
BNA1186e MKVA Krefeld Turbine 1 Abfall Ja 47829 Krefeld NW 1976 Nein in Betrieb 15 15 15 15 15
BNA1190 I:jt’a’"g;w;?gbj:i;d“‘"g Abfall Ja 2991 | Lauta SN 2004 Nein in Betrieb 15,7 157 157 157 157
BNA1197 FHKW Ludwigshafen FHKW Abfall Ja 67063 Ludwigshafen RP 1967 Nein in Betrieb 28,0 28,0 28,0 28,0 28,0
BNA1198 SITA Abfallverwertung GmbH Abfall Ja 6686 Litzen OT Zorbau ST 2005 Nein in Betrieb 25,4 25,4 25,4 25,4 25,4
BNA1199 MHKW Mainz Abfall Ja 55120 Mainz RP 2009 Nein in Betrieb 15,6 15,6 15,6 15,6 15,6
BNA1222 Miuillheizkraftwerk Offenbach Abfall Ja 63069 Offenbach HE 1972 Nein in Betrieb 10,4 10,4 10,4 10,4 10,4
BNA1229 MHKW Pirmasens Abfall Ja 66954 Pirmasens RP 1999 Nein in Betrieb 15,0 15,0 15,0 15,0 15,0
BNA1232 ZWSF ZWSF Abfall Nein 14727 Premnitz BB 2002 Nein in Betrieb 25 25 25 25 25
BNA1233 EVE EVE Abfall Ja 14727 Premnitz BB 2009 Nein in Betrieb 14,5 14,5 14,5 14,5 14,5
BNA1243 EBS-HKW Rostock Abfall Ja 18147 Rostock MV 2009 Nein in Betrieb 17,0 17,0 17,0 17,0 17,0
BNA1244 AVA Velsen Abfall Ja 66127 Saarbriicken-Velsen SL 1997 Nein in Betrieb 15,8 15,8 15,8 15,8 15,8
BNA1254 Miillkraftwerk Schwandorf Abfall Ja 92421 Schwandorf BY 1982 Nein in Betrieb 54,0 54,0 54,0 54,0 54,0
BNALzss | KoftwerkSchwedt GmbH & Abfall Ja 16303 | Schwedt 88 2011 Nein in Betrieb 289 289 289 289 289
BNA1261 Abfall Ja 22145 Stapelfeld SH 1978 Nein in Betrieb 16,4 16,4 16,4 16,4 16,4
BNA1262 /’:Exﬁxzﬁ:;ﬁ‘:&'ﬂ‘: Abfall I 30418 | StaRfurt ST 2008 Nein in Betrieb 20 240 240 24,0 240
BNA1286 Restabfallbehandlungsanlage 1 Abfall Ja 98544 Zella-Mehlis TH 2007 Nein in Betrieb 11,2 11,2 11,2 11,2 11,2
AMKD
BNA1289 Abfallentsorgungsgesellschaft Abfall Ja 58636 Iserlohn NW 1981 Nein in Betrieb 12,6 12,6 12,6 12,6 12,6
des Mérkischen Kreises mbH

BNA1291 THKW Andernach Abfall Ja 56626 Andernach RP 2009 Nein in Betrieb 12,5 12,5 12,5 12,5 12,5
BNA1295 AVA GmbH AHKW Abfall Ja 86167 Augsburg BY 1993 Nein in Betrieb 10,0 10,0 10,0 10,0 10,0
BNA1316 Miillheizkraftwerk Abfall Ja 42349 Wauppertal NW 1976 Nein in Betrieb 30,0 30,0 30,0 30,0 30,0
BNA1330 Steinbeis Energie Abfall Ja 25348 Gliickstadt SH 2010 Nein in Betrieb 17,0 17,0 17,0 17,0 17,0
BNA1447a G2 Abfall Ja 67547 Worms RP 1990 Nein in Betrieb 119 11,9 11,9 119 11,9
BNA1447b G3/Kontu Abfall Nein 67547 Worms RP 2011 Nein in Betrieb 6,9 6,9 6,9 6,9 6,9
BNA1448 AHKW Neunkirchen Linie 3 +4 Abfall Ja 66538 Neunkirchen SL 1999 Nein in Betrieb 11,6 11,6 116 116 116
BNA1449a Turbosatz 1 Abfall Ja 97076 Wiirzburg BY 1984 Nein in Betrieb 8,7 8,7 8,7 8,7 8,7
BNA1449b Turbosatz 2 Abfall Ja 97076 Wiirzburg BY 1998 Nein in Betrieb 12,0 12,0 12,0 12,0 12,0
BNA1490 EBKW Knapsack Abfall Ja 50354 Hirth NW 2008 Nein in Betrieb 334 334 334 334 334
BNA1510 HHer Rieger Abfall Ja 3130 Spremberg BB 2013 Nein in Betrieb 18,7 18,7 18,7 18,7 18,7
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BNetzA- Kraftwerksname Blockname Energietrager KWK- PLZ Ort Bundesl Inbel Geplante Status Falls Falls Falls Nettoll Leistung Leistung Leistung Leistung
D Ausl land triebd Stilllegung 10.05.2016 Energietriger Energietrager Energietriager leistung Szenario Szenario Szenario Szenario
kopplung nahmel] Erdgas: Erdgas: nicht Erdgas: 10.05.2016 A 2030 B 2030 B 2035 C 2030
jahr Antrag nach Antrag nach Antrag/Zusage
§ 38 GasNZV § 39 GasNZV nach §9
KraftNAV
(Ja/Nein) (Ja/Nein) (Ja/Nein) (Ja/Nein) [MW] [MW] [MW] [MW] [MW]

BNA1520 &?engégz‘z:mkraﬂwe’k Abfall Ja 65205 | Wiesbaden HE 2014 Nein in Betrieb 105 105 105 105 105
BNAP133 Abfall Ja 42349 Wuppertal Nein in Planung 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
nv. KWK-Anlagen<10MW Abfall Ja 2015 Nein in Betrieb 83,4 83,4 83,4 83,4 83,4
BNA0081 Klingenberg Klingenberg Braunkohle Ja 10317 Berlin BE 1981 Nein in Betrieb 164,0 164,0 0,0 0,0 0,0
BNAO0115 Lippendorf R Braunkohle Ja 4007 Bohlen SN 2000 Nein in Betrieb 875,0 875,0 875,0 875,0 875,0
BNAO116 ﬁi'::;‘:g::fk'a&w”k LPs Braunkohle Ja 4564 | Bohlen SN 1999 Nein in Betrieb 875,0 8750 8750 8750 8750
BNA0122 Boxberg N Braunkohle Ja 2943 Boxberg SN 1979 Nein in Betrieb 465,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0123 Boxberg P Braunkohle Ja 2944 Boxberg SN 1980 Nein in Betrieb 465,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0124 Boxberg Q Braunkohle Ja 2945 Boxberg SN 2000 Nein in Betrieb 857,0 857,0 857,0 857,0 857,0
BNA0177 HKW Chemnitz Nord IT Block B Braunkohle Ja 9115 Chemnitz SN 1988 Nein in Betrieb 56,8 56,8 56,8 0,0 0,0
BNA0179 HKW Chemnitz Nord IT Block C Braunkohle Ja 9116 Chemnitz SN 1990 Nein in Betrieb 90,8 90,8 90,8 0,0 0,0
BNA0183 HKW Cottbus 1 Braunkohle Ja 3052 Cottbus BB 1999 Nein in Betrieb 74,0 74,0 74,0 74,0 74,0
BNA0194 Kraftwerk Dessau Braunkohle Ja 6842 Dessau-RoRBlau ST 1996 Nein in Betrieb 49,0 49,0 49,0 49,0 49,0
BNA0196 Deuben Braunkohle Ja 6682 Teuchern ST 1936 Nein in Betrieb 67,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0284 Heizkraftwerk FFO Block1-GuD-EK Braunkohle Ja 15236 Frankfurt Oder BB 1997 Nein in Betrieb 45,0 45,0 45,0 45,0 45,0
BNA0292 Frechen/Wachtberg Frechen/Wachtberg Braunkohle Ja 50226 Frechen NW 1959 Nein in Betrieb 118,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0313 | Frimmersdorf P Braunkohle Ja 41517 S;z:el’rrsz‘;:‘f NW 1966 Nein in Betrieb 284,0 00 00 00 00
BNA0314 | Frimmersdorf Q Braunkohle Nein 41517 Er’l‘:"";"“ebr's‘;g':f NW 1970 Nein in Betrieb 2780 00 00 00 00
BNA0439 Buschhaus D Braunkohle Nein 38350 Helmstedt NI 1985 Nein in Betrieb 352,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0490a Goldenberg F Braunkohle Ja 50354 Hirth NW 1993 Nein in Betrieb 40,0 40,0 40,0 40,0 40,0
BNA0491 Ville/Berrenrath Ville/Berrenrath Braunkohle Ja 50354 Hirth NW 1991 Nein in Betrieb 52,0 52,0 52,0 52,0 52,0
BNA0523 FKK Braunkohle Ja 34134 Kassel HE 1988 Nein in Betrieb 33,5 335 335 0,0 0,0
BNA0543 HKW Merkenich Block 6 Braunkohle Ja 50769 Koln NW 2010 Nein in Betrieb 753 753 753 753 753
BNA0696 Neurath Braunkohle Nein 41517 Grevenbroich-Neurath NW 1972 Nein in Betrieb 277,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0697 Neurath B Braunkohle Nein 41517 Grevenbroich-Neurath NW 1972 Nein in Betrieb 288,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0698 Neurath C Braunkohle Nein 41517 Grevenbroich-Neurath NW 1973 Nein in Betrieb 292,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0699 Neurath D Braunkohle Ja 41517 Grevenbroich-Neurath NW 1975 Nein in Betrieb 607,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0700 Neurath E Braunkohle Ja 41517 Grevenbroich-Neurath NW 1976 Nein in Betrieb 604,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0705 NiederauRem D Braunkohle Nein 50129 bergheim NW 1968 Nein in Betrieb 297,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0706 NiederauRem F Braunkohle Nein 50129 bergheim NW 1971 Nein in Betrieb 299,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0707 NiederauRem H Braunkohle Nein 50129 bergheim NW 1974 Nein in Betrieb 648,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0708 NiederauRem G Braunkohle Ja 50129 bergheim NW 1974 Nein in Betrieb 653,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0709 NiederauRem K Braunkohle Nein 50129 bergheim NwW 2002 Nein in Betrieb 944,0 944,0 944,0 944,0 944,0
BNA0710 | NiederauRem B Braunkohle Nein 50129 | bergheim NW 1963 Nein Zz{lla:lzgt 125,0 00 00 00 00
BNAO711 | NiederauRem A Braunkohle Nein 50129 | bergheim NW 1963 Nein Zz{lla:lzgt 125,0 00 00 00 00
BNA0712 NiederauRem C Braunkohle Nein 50129 bergheim NW 1965 Nein in Betrieb 294,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0713 NiederauRem E Braunkohle Nein 50129 bergheim NW 1970 Nein in Betrieb 295,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0714 Fortuna Nord Fortuna Nord Braunkohle Ja 50129 bergheim NW 1984 Nein in Betrieb 15,0 15,0 0,0 0,0 0,0
BNA0785 KW Janschwalde Braunkohle Ja 3185 Peitz BB 1981 Nein in Betrieb 465,0 465,0 0,0 0,0 0,0
BNA0786 KW Janschwalde B Braunkohle Ja 3185 Peitz BB 1982 Nein in Betrieb 465,0 465,0 0,0 0,0 0,0
BNA0787 KW Janschwalde C Braunkohle Ja 3185 Peitz BB 1984 Nein in Betrieb 465,0 465,0 0,0 0,0 0,0
BNA0788 KW Janschwalde D Braunkohle Ja 3185 Peitz BB 1985 Nein in Betrieb 465,0 465,0 0,0 0,0 0,0
BNA0789 KW Janschwalde E Braunkohle Ja 3185 Peitz BB 1987 Nein in Betrieb 465,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0790 KW Janschwalde F Braunkohle Ja 3185 Peitz BB 1989 Nein in Betrieb 465,0 0,0 0,0 0,0 0,0
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BNA0878 Schkopau A Braunkohle Ja 6258 Schkopau ST 1996 Nein in Betrieb 450,0 450,0 450,0 450,0 450,0
BNA0879 Schkopau B Braunkohle Ja 6258 Schkopau ST 1996 Nein in Betrieb 450,0 450,0 450,0 450,0 450,0
BNA0914 Schwarze Pumpe A Braunkohle Ja 3130 Spremberg BB 1997 Nein in Betrieb 750,0 750,0 750,0 750,0 750,0
BNA0915 Schwarze Pumpe B Braunkohle Ja 3131 Spremberg BB 1998 Nein in Betrieb 750,0 750,0 750,0 750,0 750,0
BNA1002 Wihlitz Braunkohle Ja 6679 Wihlitz ST 1994 Nein in Betrieb 310 310 310 310 310
BNA1025 Weisweiler E Braunkohle Nein 52249 Eschweiler-Weisweiler NW 1965 Nein in Betrieb 312,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA1026 Weisweiler F Braunkohle Nein 52249 Eschweiler-Weisweiler NW 1967 Nein in Betrieb 304,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA1027 Weisweiler G Braunkohle Ja 52249 Eschweiler-Weisweiler NW 1974 Nein in Betrieb 592,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA1028 Weisweiler H Braunkohle Ja 52249 Eschweiler-Weisweiler NW 1975 Nein in Betrieb 592,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA1097 Kohlekraftwerk Koé Braunkohle Ja 53909 Zilpich NW 2010 Nein in Betrieb 14,4 14,4 14,4 14,4 14,4
BNA1141 P&L Werk Euskirchen Kessel4 /6 Braunkohle Ja 53879 Euskirchen NW 2013 Nein in Betrieb 14,5 14,5 14,5 14,5 14,5
BNA1164 P&L Werk Jilich Kessel 5 Braunkohle Ja 52428 Jilich NW 2004 Nein in Betrieb 24,6 246 246 246 246
BNA1185 P&L Werk Kénnern Kessel 1 und 2 Braunkohle Ja 6420 Kdnnern ST 1993 Nein in Betrieb 20,3 20,3 20,3 20,3 20,3
BNA1293a | Kraftwerk K1/TG1 Braunkohle Ja 50127 | bergheim NW 1995 Nein ;’Z[lla:l:g N 10,0 10,0 10,0 10,0 10,0
BNA1293b Kraftwerk K2/TG2 Braunkohle Ja 50127 bergheim NW 1995 Nein in Betrieb 10,0 10,0 10,0 10,0 10,0
BNA1400a EZ1 WSK Braunkohle Ja 6712 Zeitz ST 1993 Nein in Betrieb 18,5 18,5 18,5 18,5 18,5
BNA1401a BoA 2 Neurath F Braunkohle nein 41517 Grevenbroich NW 2012 Nein in Betrieb 1050,0 1050,0 1050,0 1050,0 1050,0
BNA1401b BoA 3 Neurath G Braunkohle nein 41517 Grevenbroich NW 2012 Nein in Betrieb 1050,0 1050,0 1050,0 1050,0 1050,0
BNA1404 Boxberg R Braunkohle Nein 2943 Boxberg SN 2012 Nein in Betrieb 640,0 640,0 640,0 640,0 640,0
BNA1451 HKW Sachtleben Braunkohle Ja 47198 Duisburg NW 1962 Nein in Betrieb 27,5 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA1461 Braunkohle Ja 6712 Zeitz ST 2005 Nein in Betrieb 17,5 17,5 17,5 17,5 17,5
BNAL486 | Grubenheizkraftwerk Braunkohle | Ja 6317 | Seegebiet Mansfelder ST 1979 Nein in Betrieb 490 00 00 00 00
BNA1511a Kessel 4 Braunkohle Ja 52355 Diiren NW 1983 Nein in Betrieb 93 9,3 0,0 0,0 0,0
BNAPO57 BoAplus L Braunkohle nein 50129 NiederauRem 2020 Nein in Planung 1100,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAP104 KW Profen Braunkohle Ja 2019 Nein in Planung 602,0 0,0 0,0 0,0 0,0
nv. KWK-Anlagen<10MW Braunkohle Ja 2015 Nein in Betrieb 84,1 84,1 84,1 84,1 84,1
BNA0005 Ahrensfelde GTA Erdgas Nein 16356 Ahrensfelde BB 1990 Ja in Betrieb 37,5 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0006 Ahrensfelde GTB Erdgas Nein 16356 Ahrensfelde BB 1990 Ja in Betrieb 37,5 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0007 Ahrensfelde GTC Erdgas Nein 16356 Ahrensfelde BB 1990 Ja in Betrieb 37,5 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0008 Ahrensfelde GTD Erdgas Nein 16356 Ahrensfelde BB 1990 Ja in Betrieb 37,5 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0012b Werkskraftwerk Sappi Alfeld Gaskraftwerk Erdgas Ja 31061 Alfeld NI 1947 Nein in Betrieb 20,0 20,0 20,0 20,0 20,0
BNA0015 :ﬁg:;ff;g:;‘sau ALT GT E (solo) Erdgas Ja 73776 | Altbach BW 1997 Nein in Betrieb 65,0 65,0 65,0 65,0 65,0
BNA0O16 :ﬁg:g;;‘g:;;au ALT GT A (Solo) Erdgas Nein 73776 | Altbach BW 1971 Nein in Betrieb 50,0 00 00 00 00
BNAQ017 :ﬁg:g;;‘g;;';au ALTGTB Erdgas Nein 73776 | Altbach BW 1973 Nein in Betrieb 57,0 00 00 00 00
BNAcols | EHOT ALTGTC Erdgas Nein 73776 | Altbach BW 1975 Nein in Betrieb 81,0 00 00 00 00
BNA0025 Kesselhaus Zuckerfabrik Erdgas Ja 17389 Anklam MV 1993 Nein in Betrieb 151 15,1 151 151 15,1
BNA0033 Gasturbine GT Erdgas Ja 86165 Augsburg BY 2004 Nein in Betrieb 28,8 28,8 28,8 28,8 28,8
BNAQ051 KWK-Anlage Barby - Erdgas Ja 39249 Barby ST 1993 Nein in Betrieb 18,0 18,0 18,0 18,0 18,0
BNA00S9b &,“:kzgl:ﬁé w Erdgas Ja 34225 | Baunatal HE 2013 Nein in Betrieb 78,0 780 78,0 780 780
BNA0073 Mitte GuD Mitte Erdgas Ja 10179 Berlin BE 1996 Nein in Betrieb 4440 4440 4440 4440 4440
BNA0074 Charlottenburg Charlottenburg Erdgas Ja 10589 Berlin BE 1975 Nein in Betrieb 211,0 211,0 211,0 211,0 211,0
BNA0075 Lichterfelde Lichterfelde 1 Erdgas Ja 12207 Berlin BE 1972 Ja in Betrieb 144,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0076 Lichterfelde Lichterfelde 3 Erdgas Ja 12207 Berlin BE 1974 Ja in Betrieb 144,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0080 Lichterfelde Lichterfelde 2 Erdgas Ja 12207 Berlin BE 1973 Ja in Betrieb 144,0 0,0 0,0 0,0 0,0
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BNA00SSb }I”'f;)sme'“aﬁwerk Bernburg Erdgas Ja 6406 bernburg ST 1994 Nein in Betrieb 66,0 66,0 66,0 66,0 66,0
BNA0098 HKW Schildescher StraRe Erdgas Ja 33611 Bielefeld NW 1978 Nein in Betrieb 23,0 23,0 23,0 23,0 23,0
BNA0100 GuD Kraftwerk Hillegossen GuD Erdgas Ja 33697 Bielefeld NW 2005 Nein in Betrieb 37,5 375 375 375 375
BNA0101 HKW Schildescher StraRe Erdgas Ja 33611 Bielefeld NW 1966 Nein in Betrieb 41,0 41,0 41,0 41,0 41,0
BNAO0105 GuD Bitterfeld Erdgas Ja 6749 Bitterfeld ST 2000 Nein in Betrieb 106,0 106,0 106,0 106,0 106,0
BNA0110 Bochum KBO Erdgas Ja 44799 Bochum NW 2004 Nein in Betrieb 20,7 20,7 20,7 20,7 20,7
BNAO111 HKW Hiltrop Erdgas Ja 44805 Bochum NW 2014 Nein in Betrieb 44,0 44,0 44,0 44,0 44,0
BNAO117b | Heizkraftwerk KarlstraRe ::r'lzskt';g:“erk Erdgas Ja 53115 | Bonn NW 2013 Nein in Betrieb 95,0 95,0 95,0 95,0 95,0
BNA0129 HKW Erdgas Ja 14772 Brandenburg BB 1997 Nein in Betrieb 36,0 36,0 36,0 36,0 36,0
BNA0130 Kirchmoser Erdgas Nein 14774 Brandenburg BB 1994 Nein in Betrieb 160,0 160,0 160,0 0,0 160,0
BNA0135 HKW-Mitte Block 12 Erdgas Ja 38106 Braunschweig NI 1971 Nein in Betrieb 20,0 20,0 20,0 20,0 20,0
BNA0136 HKW-Mitte GuD Erdgas Ja 38106 Braunschweig NI 2010 Nein in Betrieb 74,0 74,0 74,0 74,0 74,0
BNA0137 HKW-Nord GT Erdgas Ja 38112 Braunschweig NI 1965 Nein in Betrieb 25,0 25,0 25,0 25,0 25,0
BNA0140 KW Hastedt Block 14 Erdgas Ja 28207 | Bremen HB 1972 Nein ZZ[I“’:EE N 155,0 1550 1550 1550 1550
BNAO156b | Egger Kraftwerk Briilon i;f;;;binen -kwkd Erdgas Ja 59929 | Brilon NW 1996 Nein in Betrieb 135 135 135 135 135
BNAO0172a Dampfkraftwerk BGH - O1 Erdgas Ja 84489 Burghausen BY 2001 Nein in Betrieb 120,0 120,0 120,0 120,0 120,0
BNA0172b Erdgas Ja 84489 Burghausen BY 1977 Nein in Betrieb 50,0 50,0 50,0 50,0 50,0
BNA0174 Industriepark Werk Gendorf Erdgas Ja 84508 Burgkirchen BY 2002 Nein in Betrieb 49,0 49,0 49,0 49,0 49,0
BNA0178 HKW Chemnitz Nord IT Block A Erdgas Ja 9114 Chemnitz SN 1986 Nein in Betrieb 57,2 57,2 57,2 57,2 57,2
BNA0199 Dormagen GuD Erdgas Ja 41539 Dormagen NW 2000 Nein in Betrieb 586,3 586,3 586,3 586,3 586,3
BNA0202 Dortmund KDO Erdgas Ja 44143 Dortmund NW 2004 Nein in Betrieb 26,0 26,0 26,0 26,0 26,0
BNA0207 :r'i(j‘xf’“de”'“"”e”e’ :5:;’92:;":1:“ Erdgas Ja 1169 | Dresden SN 1995 Nein in Betrieb 263,0 2630 2630 2630 2630
BNA0213 HKW III/A HKW III/A Erdgas Ja 47249 Duisburg NW 2002 Nein in Betrieb 40,0 40,0 40,0 40,0 40,0
BNA0214 HKW I11/B HKW II1/B Erdgas Ja 47249 Duisburg NwW 2005 Nein in Betrieb 234,0 234,0 234,0 234,0 234,0
BNA0220 GuD AGuD Erdgas Ja 40221 Diisseldorf NW 2000 Nein in Betrieb 100,0 100,0 100,0 100,0 100,0
BNA0221a GT Block E GTE2 Erdgas Nein 40221 Diisseldorf NW 1974 Nein in Betrieb 64,7 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0221b GT Block E GTEL Erdgas Nein 40221 Diisseldorf NW 1974 Nein in Betrieb 66,7 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0221c Gasblock Block E Erdgas Ja 40221 Diisseldorf NW 1976 Nein in Betrieb 293,0 293,0 293,0 293,0 293,0
BNA0232c ‘é‘::;k;ek;aﬂwerk Sappi Erdgas Ja 89584 | Ehingen BW 1976 Nein in Betrieb 40 40 40 40 40
BNA0233 Kombikraftwerk Erdgas Ja 4838 Eilenburg SN 1993 Nein in Betrieb 46,6 46,6 46,6 46,6 46,6
BNA0239 Huntorf Erdgas Nein 26931 Elsfleth NI 1978 Nein in Betrieb 321,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0243 HKW Eltmann Erdgas Ja 97483 Eltmann BY 2008 Nein in Betrieb 57,0 57,0 57,0 57,0 57,0
BNA0245a Emden Gas Erdgas Nein 26725 Emden NI 1973 Nein in Betrieb 50,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0245b | Emden Gas Erdgas Nein 26725 | Emden NI 1973 Nein Zz[lla:l:g . 380,0 00 00 00 00
BNA0255 HKW IderhoffstraRe Erdgas Ja 99085 Erfurt TH 1996 Nein in Betrieb 11,0 11,0 11,0 11,0 11,0
BNA0256a HKW Erfurt-Ost Erdgas Ja 99087 Erfurt TH 2000 Nein in Betrieb 76,5 76,5 76,5 76,5 76,5
BNA0256b HKW Erfurt-Ost Linie 3 Erdgas Ja 99087 Erfurt TH 2014 Nein in Betrieb 326 326 326 326 326
BNA0261a HKW Erlangen GuDI Erdgas Ja 91052 Erlangen BY 2005 Nein in Betrieb 21,6 21,6 21,6 21,6 21,6
BNA0261c HKW Erlangen GuD 2 Erdgas Ja 91052 Erlangen BY 2014 Nein in Betrieb 6,7 6,7 6,7 6,7 6,7
BNA0285 HKW Niederrad Block 1 Erdgas Ja 60528 Frankfurt am Main HE 2005 Nein in Betrieb 70,0 70,0 70,0 70,0 70,0
BNA0286 HKW West Block 4 Erdgas Ja 60627 Frankfurt am Main HE 1994 Nein in Betrieb 99,0 99,0 99,0 99,0 99,0
BNA0288 HKW Niederrad Block 2 Erdgas Ja 60528 Frankfurt am Main HE 1973 Ja in Betrieb 56,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0293 GuD Anlage WVK GuD Anlage Erdgas Ja 79108 Freiburg BW 1998 Nein in Betrieb 60,1 60,1 60,1 60,1 60,1
BNA0343 Heizkraftwerk Gera-Nord Erdgas Ja 7546 Gera TH 1996 Nein in Betrieb 74,0 74,0 74,0 74,0 74,0
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BNA0354 HKW Géttingen Erdgas Ja 37075 Géttingen NI 1998 Nein in Betrieb 18,8 18,8 18,8 18,8 18,8
BNA0360 HKW "Helmshager Berg" Gasturbine Erdgas Ja 17489 Greifswald MV 1996 Nein in Betrieb 14,7 14,7 14,7 14,7 14,7
BNA0361 Kraftwerk Grenzach-Wyhlen Erdgas Ja 79639 Grenzach-Wyhlen BW 2004 Nein in Betrieb 40,0 40,0 40,0 40,0 40,0
BNA0374 Staudinger 4 Erdgas Nein 63538 GroRkrotzenburg HE 1977 Jgtsetzlich in Betrieb 622,0 0,0 0,0 0,0 0,0
gehindert

BNA0386 Energiezentrum Mohn Media Erdgas Ja 33334 Giitersloh NW 1994 Nein in Betrieb 22,0 22,0 22,0 22,0 22,0
BNA0389 Heizkraftwerk Hagen-Kabel H4/5 Erdgas Ja 58099 Hagen NW 1980 Nein in Betrieb 230,0 230,0 230,0 230,0 230,0
BNA0392a HKW Halle Trotha Block Aund B Erdgas Ja 6130 Halle ST 2005 Nein in Betrieb 97,0 97,0 97,0 97,0 97,0
BNA0392b HKW Halle Trotha GuD Erdgas Ja 6130 Halle ST 2013 Nein in Betrieb 54,0 54,0 54,0 54,0 54,0
BNA0400 GuD Tiefstack GuD Tiefstack Erdgas Ja 22113 Hamburg HH 2009 Nein in Betrieb 127,0 127,0 127,0 127,0 127,0
BNA0401 Heizkraftwerk HKW Erdgas Ja 21107 Hamburg HH 1992 Nein in Betrieb 22,5 22,5 22,5 22,5 22,5
BNA0410 Trianel Gaskraftwerk Block 10 Erdgas Nein 59071 Hamm NW 2008 Nein in Betrieb 417,1 417,1 417,1 417,1 417,1
BNA0411 Trianel Gaskraftwerk Block 20 Erdgas Nein 59071 Hamm NwW 2008 Nein in Betrieb 420,9 420,9 420,9 420,9 420,9
BNA0418 GKL GKL Erdgas Ja 30169 Hannover NI 2013 Nein in Betrieb 230,0 230,0 230,0 230,0 230,0
BNA0419 KWH B Erdgas Ja 30419 Hannover NI 1975 Ja in Betrieb 102,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0442 Cuno Heizkraftwerk Herdecke Hé6 Erdgas Nein 58313 Herdecke NW 2007 Nein in Betrieb 417,0 417,0 417,0 417,0 417,0
BNA0444 Wintershall Wintershall Erdgas Ja 36266 Heringen HE 1967 Nein in Betrieb 109,5 109,5 109,5 109,5 109,5
BNA0497 ADS-Anlage Erdgas Ja 65926 Industriepark Hochst HE 2012 Nein in Betrieb 96,5 96,5 96,5 96,5 96,5
BNA0499 Heizkraftwerk Block A Erdgas Ja 65926 Industriepark Hochst HE 2003 Nein in Betrieb 86,0 86,0 86,0 86,0 86,0
BNA0504 HKW Jena HKW Jena Erdgas Ja 7749 Jena TH 1996 Nein in Betrieb 182,0 182,0 182,0 182,0 182,0
BNAO0510a HKW Karcherstr. 10 Erdgas Ja 67655 Kaiserslautern RP 1989 Nein in Betrieb 11,6 11,6 11,6 11,6 11,6
BNA0514 Rheinhafen-Dampfkraftwerk RDK 4S Erdgas Nein 76189 Karlsruhe BW 1998 Nein in Betrieb 353,0 353,0 353,0 353,0 353,0
BNA0515 Heizkraftwerk West T3 Erdgas Ja 76189 Karlsruhe BW 1984 Nein in Betrieb 37,0 37,0 37,0 37,0 37,0
BNA0521 Kombi-HKW Erdgas Ja 34134 Kassel HE 1987 Nein in Betrieb 50,0 50,0 50,0 50,0 50,0
BNA0527 HKW Humboldtstr. Erdgas Ja 24116 Kiel SH 1970 Nein in Betrieb 31,0 31,0 31,0 31,0 31,0
BNA0531 KW Kirchlengern Erdgas Nein 32278 Kirchlengern NW 1980 Nein in Betrieb 201,5 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0544 HKW Siidstadt GuD Erdgas Ja 50677 Koln NW 1994 Nein in Betrieb 35,0 350 350 350 350
BNA0545 HKW Niehl 2 GuD Erdgas Ja 50735 Kéln NW 2005 Nein in Betrieb 413,0 413,0 413,0 413,0 413,0
BNA0546 HKW Merkenich GuD Erdgas Ja 50769 Koln NW 2004 Nein in Betrieb 108,0 108,0 108,0 108,0 108,0
BNAO0548a Knapsack Gas I Erdgas Nein 50351 Hirth-Knapsack NW 2006 Nein in Betrieb 800,0 800,0 800,0 800,0 800,0
BNA0548b Knapsack Gas II Erdgas Nein 50351 Hiirth-Knapsack NW 2013 Nein in Betrieb 430,0 430,0 430,0 430,0 430,0
BNAO0556a KWK-Anlage Krefeld DT Dampf-turbine Erdgas Ja 47809 Krefeld NW 2004 Nein in Betrieb 25,8 25,8 25,8 25,8 25,8
BNA05S6b | KWK-Anlage Krefeld VM g:;;g:s:)(mesem Erdgas Ja 47809 | Krefeld NW 2004 Nein in Betrieb 140 140 140 140 140
BNA0574 Landesbergen Gas Erdgas Nein 31628 | Landesbergen NI 1973 Nein Zz[lla:l:g . 500,0 00 00 00 00
BNA0588 Heizkraftwerk Leipzig-Nord Erdgas Ja 4105 Leipzig SN 1996 Nein in Betrieb 167,0 167,0 167,0 167,0 167,0
BNA0592 GuD Leuna Erdgas Ja 6237 Leuna ST 1998 Nein in Betrieb 52,0 52,0 52,0 52,0 52,0
BNA0593 ILK-GuD GT1 Erdgas Ja 6237 Leuna ST 1994 Nein in Betrieb 35,0 35,0 350 350 350
BNA0594 ILK-GuD GT2 Erdgas Ja 6237 Leuna ST 1994 Nein in Betrieb 35,0 350 350 350 350
BNA0595 ILK-GuD GT3 Erdgas Ja 6237 Leuna ST 1994 Nein in Betrieb 37,0 37,0 37,0 37,0 37,0
BNA0600a X-Kraftwerk Erdgas Ja 51368 Leverkusen NW 1981 Nein in Betrieb 27,0 27,0 27,0 27,0 27,0
BNA0602 Emsland Cc1 Erdgas Ja 49811 Lingen NI 2011 Nein in Betrieb 116,0 116,0 116,0 116,0 116,0
BNA0603 Emsland Bl Erdgas Ja 49811 Lingen NI 2011 Nein in Betrieb 116,0 116,0 116,0 116,0 116,0
BNA0604 Emsland B2 Erdgas Ja 49811 Lingen NI 1973 Nein in Betrieb 359,0 359,0 359,0 359,0 359,0
BNA0605 Emsland c2 Erdgas Ja 49811 Lingen NI 1974 Nein in Betrieb 359,0 359,0 359,0 359,0 359,0
BNA0606 Emsland D Erdgas Ja 49811 Lingen NI 2010 Nein in Betrieb 887,0 887,0 887,0 887,0 887,0
BNAO614a KW Mitte GT1 Erdgas Ja 67056 Ludwigshafen RP 1992 Nein in Betrieb 43,0 43,0 43,0 43,0 43,0
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BNA0614b Kraftwerk Mitte GT11,GT 12, DT 10 Erdgas Ja 67056 Ludwigshafen RP 2005 Nein in Betrieb 490,0 490,0 490,0 490,0 490,0
BNA0615 Kraftwerk Std GUD € 200 Erdgas Ja 67056 Ludwigshafen RP 1997 Nein in Betrieb 390,0 390,0 390,0 390,0 390,0
GT1,GT2,DT1 & 8 ! X X X X
BNA0626 Kraftwerk Mainz KW3 Erdgas Ja 55120 Mainz RP 2001 Nein in Betrieb 4342 4342 4342 4342 4342
BNA0627 Kraftwerk Mainz Kw2 Erdgas Ja 55120 Mainz RP 1977 Nein in Betrieb 79,5 79,5 79,5 79,5 79,5
BNA0658 Kraftwerk IIT Block 311 Erdgas Ja 45772 Marl NW 1973 Nein in Betrieb 61,1 61,1 61,1 61,1 61,1
BNA0659 Kraftwerk IIT Block 312 Erdgas Ja 45772 Marl NW 1974 Nein in Betrieb 77,6 77,6 77,6 77,6 77,6
BNAO0683a Sad DT1 1 Erdgas Ja 81371 Miinchen BY 1980 Nein in Betrieb 79,7 79,7 79,7 79,7 79,7
BNA0683b Sid GT3 1 Erdgas Ja 81371 Miinchen BY 1980 Nein in Betrieb 97,9 97,9 97,9 97,9 97,9
BNA0683c Sid GT2 1 Erdgas Ja 81371 Miinchen BY 1980 Nein in Betrieb 97,9 97,9 97,9 97,9 97,9
BNA0684a Sud GT 61 2 Erdgas Ja 81371 Miinchen BY 2004 Nein in Betrieb 124,9 1249 1249 1249 1249
BNA0684b Sid GT 62 2 Erdgas Ja 81371 Miinchen BY 2004 Nein in Betrieb 1239 1239 1239 1239 1239
BNA0684c Sud DT60 2 Erdgas Ja 81371 Miinchen BY 2004 Nein in Betrieb 127,6 127,6 127,6 127,6 127,6
BNA0685 Heizkraftwerk Hafen GuD Erdgas Ja 48145 Miinster NW 2005 Nein in Betrieb 100,2 100,2 100,2 100,2 100,2
BNA0688 GuD-HKW NeuBB Erdgas Ja 17034 NeuBrandenburg MV 1997 Nein in Betrieb 75,0 75,0 75,0 75,0 75,0
BNA0702 Cogeneration Erdgas Ja 93328 Neustadt BY 1996 Nein in Betrieb 25,4 25,4 25,4 25,4 25,4
Ja,
BNA0734 Thyrow GTE Erdgas Nein 15806 Nunsdorf BB 1989 gesetzlich in Betrieb 37,5 0,0 0,0 0,0 0,0
gehindert
BNA0735 Thyrow GTF Erdgas Nein 15806 Nunsdorf BB 1989 Ja in Betrieb 37,5 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0736 Thyrow GTG Erdgas Nein 15806 Nunsdorf BB 1989 Ja in Betrieb 37,5 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0737 Thyrow GTH Erdgas Nein 15806 Nunsdorf BB 1989 Ja in Betrieb 37,5 0,0 0,0 0,0 0,0
Ja,
BNA0738 Thyrow GTA Erdgas Nein 15806 Nunsdorf BB 1987 gesetzlich in Betrieb 36,5 0,0 0,0 0,0 0,0
gehindert
Ja,
BNA0739 Thyrow GTB Erdgas Nein 15806 Nunsdorf BB 1987 gesetzlich in Betrieb 36,5 0,0 0,0 0,0 0,0
ehindert
Ja,
BNA0740 Thyrow GTC Erdgas Nein 15806 Nunsdorf BB 1987 gesetzlich in Betrieb 36,5 0,0 0,0 0,0 0,0
ehindert
Ja,
BNA0741 Thyrow GTD Erdgas Nein 15806 Nunsdorf BB 1987 gesetzlich in Betrieb 36,5 0,0 0,0 0,0 0,0
ehindert
BNA0742 HKW Sandreuth GuD1 Erdgas Ja 90441 Nirnberg BY 2005 Nein in Betrieb 75,0 75,0 75,0 75,0 75,0
BNA0743 HKW Sandreuth GuD2 Erdgas Ja 90441 Nirnberg BY 2005 Nein in Betrieb 75,0 75,0 75,0 75,0 75,0
BNA0744 Franken 1 1 Erdgas Nein 90449 Nirnberg BY 1973 Nein in Betrieb 383,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0745 Franken 1 2 Erdgas Nein 90449 Nirnberg BY 1976 Nein in Betrieb 440,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0752 HKW 1 HKW 1 Erdgas Ja 46045 Oberhausen NW 1972 Nein in Betrieb 23,1 23,1 23,1 23,1 23,1
BNA0753 HKW 2 HKW 2 Erdgas Ja 46147 Oberhausen NwW 1995 Nein in Betrieb 24,5 24,5 24,5 24,5 24,5
BNAO0755a Obernburg 2 Erdgas Ja 63784 Obernburg BY 1920 Nein in Betrieb 36,0 36,0 36,0 36,0 36,0
BNAO0755b Obernburg 1 Erdgas Ja 63784 Obernburg BY 1995 Nein in Betrieb 64,0 64,0 64,0 64,0 64,0
BNA0799 g::ﬂ:aﬂwerk Pforzheim Gaskessel-anlage Erdgas Ja 75175 | Pforzheim BW 1969 Nein in Betrieb 11,3 113 113 113 113
BNA0800 gx‘:ﬂﬁwerk Pforzheim Kombiblock/GuD Erdgas Ja 75175 | Pforzheim BW 1980 Nein in Betrieb 41,2 412 412 412 412
BNA0804a Hattorf Hattorf Erdgas Nein 36269 Philippsthal HE 1962 Nein in Betrieb 35,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0804b Hattorf Hattorf Erdgas Ja 36269 Philippsthal HE 2013 Nein in Betrieb 17,3 17,3 17,3 17,3 17,3
BNA0805 Kraftwerk Plattling Erdgas Ja 94447 Plattling BY 2010 Nein in Betrieb 97,9 97,9 97,9 97,9 97,9
BNA0814 HKW Potsdam-Siid Gesamt-anlage Erdgas Ja 14478 Potsdam BB 1996 Nein in Betrieb 81,8 81,8 81,8 81,8 81,8
BNA0832 BHKW-HauffstraRe Motoren-anlage Erdgas Ja 72762 Reutlingen BW 2011 Nein in Betrieb 9,8 98 98 98 98
BNAO0842a Gasmotore Gasmotore 1-3 Erdgas Ja 83022 Rosenheim BY 2011 Nein in Betrieb 9,8 9,8 9,8 9,8 9,8
BNA0842b Gasmotor 4 Gasmotor 4 Erdgas Ja 83022 Rosenheim BY 2013 Nein in Betrieb 9,2 9,2 9,2 9,2 9,2
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BNA0843 Gasmotor 5 Gasmotor 5 Erdgas Ja 83026 Rosenheim BY 2012 Nein in Betrieb 43 43 43 43 43

BNAO0848 GuD Marienehe Erdgas Ja 18069 Rostock MV 1996 Nein in Betrieb 108,0 108,0 108,0 108,0 108,0

BNA0856 HKW Schwarza Erdgas Ja 7407 Rudolstadt TH 2008 Nein in Betrieb 26,5 26,5 26,5 26,5 26,5

BNA0857 GuD-Anlage Russelsheim M120 Erdgas Ja 65429 Risselheim HE 1999 Nein in Betrieb 112,1 112,1 112,1 112,1 112,1

BNAO0861a HKW Rémerbriicke GuD-Anlage Erdgas Ja 66121 Saarbriicken SL 2012 Nein in Betrieb 75,0 75,0 75,0 75,0 75,0

BNA0893 GuD Schwarzheide Erdgas Ja 1987 Schwarzheide BB 1994 Nein in Betrieb 122,0 122,0 122,0 122,0 122,0

BNA0896 HKW Schwerin Stid Erdgas Ja 19061 Schwerin MV 1994 Nein in Betrieb 449 449 449 449 449

BNA0897 HKW Schwerin Lankow Erdgas Ja 19057 Schwerin MV 1994 Nein in Betrieb 23,0 23,0 23,0 23,0 23,0

BNA0918b Dow Stade Cogen Dow Stade Erdgas Ja 21683 Stade NI 2014 Nein in Betrieb 173,0 173,0 173,0 173,0 173,0

BNA0922 GuD-Ikw StaRfurt Erdgas Ja 39418 StaRfurt ST 1996 Nein in Betrieb 132,0 132,0 132,0 132,0 132,0

BNA0957 BHKW Obere Viehweide - Erdgas Ja 72072 Tibingen BW 2000 Nein in Betrieb 13,4 13,4 13,4 13,4 13,4

Ja,
BNA0993 Irsching 3 Erdgas Nein 85088 Vohburg BY 1974 gesetzlich in Betrieb 415,0 0,0 0,0 0,0 0,0
gehindert
Gemeinschaftskraftwerk " . . .

BNA0994 Irsching 5 Erdgas Nein 85088 Vohburg BY 2010 Nein in Betrieb 846,0 846,0 846,0 846,0 846,0

BNA0995 H:?&::};{tmam 4 Erdgas Nein 85088 | Vohburg BY 2011 Nein in Betrieb 5450 5450 5450 5450 5450

BNA1023 Weisweiler G_VGT Erdgas Nein 52249 Eschweiler-Weisweiler NW 2006 Nein Ztol[ll;:llgt 272,0 272,0 272,0 272,0 272,0

BNA1024 Weisweiler H_VGT Erdgas Nein 52249 Eschweiler-Weisweiler NW 2006 Nein Ztol[ll;:llgt 272,0 272,0 272,0 272,0 272,0

BNA1039 Gersteinwerk F1 Erdgas Nein 59368 Werne NW 1973 Nein in Betrieb 55,0 0,0 0,0 0,0 0,0

BNA1040 Gersteinwerk Gl Erdgas Nein 59368 Werne NW 1973 Nein in Betrieb 55,0 0,0 0,0 0,0 0,0

BNA1041 Gersteinwerk H1 Erdgas Nein 59368 Werne NW 1973 Nein in Betrieb 55,0 0,0 0,0 0,0 0,0

BNA1042 Gersteinwerk I1 Erdgas Nein 59368 Werne NW 1973 Nein in Betrieb 55,0 0,0 0,0 0,0 0,0

BNA1043 Gersteinwerk il Erdgas Nein 59368 | Werne NW 1973 Nein Zz[lla:l:g N 3550 00 00 00 00

. . . vorlaufig
BNA1044 Gersteinwerk F2 Erdgas Nein 59368 Werne NwW 1973 Nein stillgelegt 355,0 0,0 0,0 0,0 0,0
. . . vorlaufig

BNA1045 Gersteinwerk G2 Erdgas Nein 59368 Werne NW 1973 Nein stillgelest 355,0 0,0 0,0 0,0 0,0

BNA1046b Gersteinwerk K1 Erdgas Nein 59368 Werne NW 1984 Nein in Betrieb 112,0 0,0 0,0 0,0 0,0

BNA1056 Wi-Biebrich Block 1 Erdgas Ja 65203 Wiesbaden HE 2006 Nein in Betrieb 25,0 25,0 25,0 25,0 25,0

BNA1074 Spitzenlastkraftwerk Wolfen Erdgas Nein 6766 Wolfen ST 1997 Nein in Betrieb 40,0 40,0 40,0 40,0 40,0

BNA1078 HKW Warth Erdgas Ja 76744 Warth RP 2008 Nein in Betrieb 59,0 59,0 59,0 59,0 59,0

BNA1082 HKW Barmen Block 1 Erdgas Ja 42275 Wauppertal NW 2005 Nein in Betrieb 82,0 82,0 82,0 82,0 82,0

BNAlogs | Heizkraftwerke an der TSIII Erdgas Ja 97080 | Wiirzburg BY 1971 Nein in Betrieb 23,0 230 230 230 230
Friedensbriicke

BNAlogs | Heizkraftwerkean der TSII Erdgas Ja 97080 | Wirzburg BY 1993 Nein in Betrieb 250 250 250 250 250
Friedensbriicke

BNAlogy | Heizkraftwerkean der 6T Erdgas Ja 97080 | Wirzburg BY 2009 Nein in Betrieb 295 29,5 29,5 29,5 29,5
Friedensbriicke

BNA1088 Heizkraftwerke an der GTI Erdgas Ja 97080 | Wiirzburg BY 2005 Nein in Betrieb 445 445 445 445 445
Friedensbriicke

BNA1089 Zielitz Zielitz Erdgas Ja 39326 Zielitz ST 1996 Nein in Betrieb 52,0 52,0 52,0 52,0 52,0

BNA1094 Gaskraftwerk GKW Erdgas Ja 53910 Zulpich NW 1966 Nein in Betrieb 15,1 15,1 15,1 15,1 15,1

BNA1103 UPM Augsburg Dampf-turbine 3 Erdgas Ja 86153 Augsburg BY 1966 Nein in Betrieb 29,0 29,0 29,0 29,0 29,0

BNA1104 Heizkraftwerk T2 Erdgas Ja 86152 Augsburg BY 1976 Nein in Betrieb 18,0 18,0 18,0 18,0 18,0

BNA1105 HKW Bad Salzungen HKW Bad Salzungen Erdgas Ja 36433 Bad Salzungen TH 1994 Nein in Betrieb 9,7 9,7 9,7 9,7 9,7

BNA1117 Industriekraftwerk Breuberg Erdgas Ja 64747 Breuberg HE 1999 Nein in Betrieb 11,4 11,4 11,4 11,4 11,4

BNA1120 Energiezentrale Gasturbine Erdgas Ja 44579 Castrop-Rauxel NW 1991 Nein in Betrieb 10,2 10,2 10,2 10,2 10,2

BNA1121 Energiezentrale Energie-center Erdgas Ja 44579 Castrop-Rauxel NW 2005 Nein in Betrieb 0,9 0,9 0,9 0,9 0,9

BNA1125 Heizkraftwerk GT Erdgas Ja 64293 Darmstadt HE 1999 Nein in Betrieb 10,0 10,0 10,0 10,0 10,0
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BNA1127 GHD GT1 Erdgas Ja 84130 Dingolfing BY 1998 Nein in Betrieb 6,7 6,7 6,7 6,7 6,7
BNA1128 GHD GT2 Erdgas Ja 84130 Dingolfing BY 1998 Nein in Betrieb 6,7 6,7 6,7 6,7 6,7
BNA1131 MT, Diiren Erdgas Nein 52349 Diiren NW 2011 Nein in Betrieb 14,0 14,0 14,0 14,0 14,0
BNA1138 BHKW an Klinkerweg Module 1,2 und 3 Erdgas Ja 40699 Erkrath NW 2000 Nein in Betrieb 10,2 10,2 10,2 10,2 10,2
BNA1151 KWKK Heidelberg Erdgas Ja 69120 Heidelberg BW 2002 Nein in Betrieb 13,5 13,5 13,5 13,5 13,5
BNA1165 P&L Werk Appeldorn Lentjes-Kessel Erdgas Ja 47546 Kalkar NW 2004 Nein in Betrieb 114 114 114 114 114
BNA1182 HKW Merkenich Block 4 Erdgas Ja 50769 Kéln NW 1965 Nein in Betrieb 15,5 15,5 15,5 15,5 15,5
BNA1183 HKW Merheim GuD Erdgas Ja 51109 Koln NW 2001 Nein in Betrieb 15,8 15,8 15,8 15,8 15,8
BNA1187 P&L Werk Lage Kessel 1/2/3 Erdgas Ja 32791 Lage NW 1980 Nein in Betrieb 10,2 10,2 10,2 10,2 10,2
BNA1193 HKW-West Erdgas Ja 32657 Lemgo NW 2002 Nein in Betrieb 12,8 12,8 12,8 12,8 12,8
BNA1196a BHKW Ludwigshafen BHKW Erdgas Ja 67065 Ludwigshafen RP 2008 Nein in Betrieb 12,5 12,5 12,5 12,5 12,5
BNA1196b Eﬂ‘:\ff’ﬁ"a’{’eﬁ“we”‘ GuD Erdgas Ja 67065 | Ludwigshafen RP 2003 Nein in Betrieb 12,0 120 120 120 120
BNA1200 GuD-Kraftwerk Erdgas Ja 68305 Mannheim BW 2005 Nein in Betrieb 17,2 17,2 17,2 17,2 17,2
BNA1225 PWG MHKW 2 Erdgas Ja 82380 PeiRenberg BY 1989 Nein in Betrieb 53 53 53 53 53
BNA1226 PWG MHKW 1 Erdgas Ja 82380 Peilenberg BY 1987 Nein in Betrieb 53 53 53 53 53
BNA1238 Kraftwerk Meggle Erdgas Ja 83512 Reitmehring BY 2000 Nein in Betrieb 12,6 12,6 12,6 12,6 12,6
BNA1248a UPM Schongau Dampfkraft-werk Erdgas Ja 86956 Schongau BY 1969 Nein in Betrieb 82,0 82,0 82,0 82,0 82,0
BNA1248b HKW3 UPM Schongau HKW 3 Erdgas Ja 86956 Schongau BY 2015 Nein in Betrieb 65,0 65,0 65,0 65,0 65,0
BNA1260 Heizkraftwerk Sindelfingen E‘Tvcm'“hie”e”' Erdgas Ja 71059 | Sindelfingen BW 2013 Nein in Betrieb 95,0 95,0 95,0 95,0 95,0
BNA1264 HKW Bohrhiigel Erdgas Ja 98528 Suhl TH 1995 Nein in Betrieb 13,5 13,5 13,5 13,5 13,5
BNA1271 Unterbreizbach Unterbreiz-bach Erdgas Ja 36414 Unterbreizbach TH 1965 Nein in Betrieb 33,6 336 336 336 336
BNA1279 Gasturbine D290 Erdgas Ja 50389 Wesseling NW 1975 Nein in Betrieb 51,9 51,9 51,9 51,9 51,9
BNA1284 Co-Generation - Erdgas Ja 67547 Worms RP 1991 Nein in Betrieb 11,5 11,5 11,5 11,5 11,5
BNA1285 Sigmundshall Sigmunds-hall Erdgas Ja 31515 Waunstorf NI 1974 Nein in Betrieb 19,0 19,0 19,0 19,0 19,0
BNA1292a IHKW Heidenheim Kessel-Turbine Erdgas Ja 89522 Heidenheim BW 1983 Nein in Betrieb 11,1 11,1 11,1 11,1 11,1
BNA1292b IHKW Heidenheim BHKW-Anlage Erdgas Ja 89522 Heidenheim BW 2000 Nein in Betrieb 154 15,4 15,4 15,4 15,4
BNA1293c | Kraftwerk K3+4/TG4 Erdgas Ja 50127 | bergheim NW 1995 Nein Zz[lla:l:g . 30 30 30 30 30
BNA1315 HKW HKW Erdgas Ja 79106 Freiburg BW 2001 Nein in Betrieb 27,0 27,0 27,0 27,0 27,0
BNA1327a Energiezentrale 1992 AGG10 AGG7 Erdgas Ja 85326 Miinchen BY 1992 Nein in Betrieb 11,1 11,1 11,1 11,1 11,1
BNA1327b ;“g;"e’“"g Energiezentrale AGGS - AGGY Erdgas Ja 85326 | Minchen BY 2003 Nein in Betrieb 7.4 74 74 74 74
BNA1328 HBB GUD Erdgas Ja 83064 Raubling BY 2001 Nein in Betrieb 24,0 24,0 24,0 24,0 24,0
BNA1329 K&N PFK AG EV GT /GDT Erdgas Ja 9648 Kriebstein SN 1993 Nein in Betrieb 12,8 12,8 12,8 12,8 12,8
BNA1332 INEOS Kraftwerk TG7/8 Erdgas Ja 47443 Moers NwW 1995 Nein in Betrieb 24,0 24,0 24,0 24,0 24,0
BNA1333a HKW Pfaffenwald Anlage 40 Erdgas Ja 70569 Stuttgart BW 1988 Nein in Betrieb 12,2 12,2 12,2 12,2 12,2
BNA1333b HKW Pfaffenwald Block 50 Erdgas Ja 70569 Stuttgart BW 1969 Nein in Betrieb 113 11,3 11,3 11,3 11,3
BNA1333c HKW Pfaffenwald Block 60 Erdgas Ja 70569 Stuttgart BW 1968 Nein in Betrieb 11,6 11,6 11,6 11,6 11,6
BNA1334 KWK-Anlage GT1-3,DT Erdgas Ja 28237 Bremen HB 2002 Nein in Betrieb 14,8 14,8 14,8 14,8 14,8
BNA1335a PKV Kraftwerk KWK-Blocke Erdgas Ja 26316 Varel NI 1989 Nein in Betrieb 58,1 58,1 58,1 58,1 58,1
BNA1335b PKV Kraftwerk Kondensationsturbine Erdgas Ja 26316 Varel NI 1968 Nein in Betrieb 0,5 0,5 0,5 0,5 0,5
BNA1336 Holthausen Erdgas Ja 40589 Diisseldorf NW 1948 Nein in Betrieb 84,0 84,0 84,0 84,0 84,0
BNA1337e GuD-Anlage GuD-Anlage Erdgas Ja 63741 Aschaffenburg BY 2013 Nein in Betrieb 47,0 47,0 47,0 47,0 47,0
BNA1396 EVC / GLOBALFOUNDRIES EVCI Erdgas Ja 1468 Moritzburg SN 1998 Nein in Betrieb 343 343 343 343 343
BNA1402 ;‘:;::?:;:E’k zur Erdgas Ja 49638 | Nortrup NI 1995 Nein in Betrieb 18,1 181 181 181 181
BNA1403 Steinitz GUD Erdgas Ja 29416 Steinitz ST 1995 Nein in Betrieb 11,4 114 114 114 114
BNA1406 FS-Karton Erdgas Ja 41460 Neuss NW 1992 Nein in Betrieb 18,9 18,9 18,9 18,9 18,9
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BNA1407 STW Erdgas Ja 9600 WeiRenborn SN 2007 Nein in Betrieb 13,5 13,5 13,5 13,5 13,5
BNA1408 :s:‘;z:&‘g’:rk Evonik Erdgas Ja 79618 | Rheinfelden BW 1980 Nein in Betrieb 16,0 16,0 16,0 16,0 16,0
BNA1437 KWK AOS GmbH GT1/2 Erdgas Ja 21683 Stade- Bitzfleth NI 2012 Nein in Betrieb 30,7 30,7 30,7 30,7 30,7
BNA1444a GT1 Erdgas Ja 90471 Niirnberg BY 1993 Nein in Betrieb 4,2 4,2 4,2 4,2 4,2
BNA1444b GT2 Erdgas Ja 90471 Nirnberg BY 1993 Nein in Betrieb 42 4,2 4,2 4,2 4,2
BNA1444c GT3 Erdgas Ja 90471 Niirnberg BY 1994 Nein in Betrieb 51 51 51 51 51
BNA1444d GT4 Erdgas Ja 90471 Nirnberg BY 1995 Nein in Betrieb 51 51 51 51 51
BNA1450 GUD-Anlage DREWSEN Erdgas Ja 29331 Lachendorf NI 2000 Nein in Betrieb 13,0 13,0 13,0 13,0 13,0
BNA1458 Erdgas Ja 76855 Annweiler RP 1975 Nein in Betrieb 28,0 28,0 28,0 28,0 28,0
BNA1463 Erdgas Ja 37412 Herzberg NI 1978 Nein in Betrieb 19,5 19,5 19,5 19,5 19,5
BNA1464 Sg;‘ra‘tgamp““’b‘”e”a’“age Erdgas Ja 66117 | Saarbriicken sL 2012 Nein in Betrieb 386 386 386 386 386
BNA1465b Gaskraftwerk Erdgas Ja 37213 Witzenhausen HE 1975 Nein in Betrieb 13,2 13,2 13,2 13,2 13,2
BNA1487 GTKW Darmstadt Erdgas Nein 64293 Darmstadt HE 2013 Nein in Betrieb 94,6 94,6 94,6 94,6 94,6
BNA1489 Heizkraftwerk Stendal Erdgas Ja 39576 Stendal ST 1994 Nein in Betrieb 22,0 22,0 22,0 22,0 22,0
BNA1492a Kraftwerk 3 Erdgas Ja 36039 Fulda HE 1990 Nein in Betrieb 26,2 26,2 26,2 26,2 26,2
BNA1492b Kraftwerk 2 Erdgas Ja 36039 Fulda HE 2012 Nein in Betrieb 8,0 8,0 8,0 8,0 8,0
BNA1498 Werk Nordstemmen Erdgas Ja 31171 Nordstemmen NI 1953 Nein in Betrieb 30,6 30,6 30,6 30,6 30,6
BNA1499 Werk Clauen Erdgas Ja 31249 Hohenhameln NI 2000 Nein in Betrieb 15,8 15,8 15,8 15,8 15,8
BNA1502 Heizkraftwerk Krefeld Erdgas Ja 47804 Krefeld NW 2013 Nein in Betrieb 12,6 12,6 12,6 12,6 12,6
BNA1503 BHKW H.120 Erdgas Ja 40476 Disseldorf NW 2012 Nein in Betrieb 16,9 16,9 16,9 16,9 16,9
BNA1504 BHKW Erdgas Ja 76742 Woerth RP 2013 Nein in Betrieb 13,0 13,0 13,0 13,0 13,0
BNA1505 HKW Wiesengrund Erdgas Ja 99817 Eisenach TH 1993 Nein in Betrieb 22,1 22,1 22,1 22,1 22,1
BNA1506 Werk Klein Wanzleben Erdgas Ja 39164 Klein Wanzleben ST 1994 Nein in Betrieb 23,4 234 234 234 234
BNA1507 Erdgas Ja 55543 Bad Kreuznach RP 2006 Nein in Betrieb 10,7 10,7 10,7 10,7 10,7
BNA1509 BP Werk Lingen Erdgas Ja 49808 Lingen NI 1996 Nein in Betrieb 66,0 66,0 66,0 66,0 66,0
BNA1511b Kessel 2 Erdgas Ja 52355 Diiren NW 1967 Nein in Betrieb 29 29 29 29 29
BNA1516 HKW 1 Werk Offstein Erdgas Ja 67283 Obrigheim RP 1992 Nein in Betrieb 30,0 30,0 30,0 30,0 30,0
BNA1523a Gemeinschaftskraftwerk Weig gl?czl; 1(Kessel2, GT 1, Erdgas Ja 56727 Mayen RP 1992 Nein in Betrieb 42,0 42,0 42,0 42,0 42,0
BNAIS23 | Gemeinschafiskraftwerk Weig | 0% (Kessel6,GT2. | g gy Ja 56727 | Mayen RP 2013 Nein in Betrieb 00 00 00 00 00
BNALS23d | Gemeinschaftskraftwerk Weig | ooy x ‘a‘r:f:j;' LOT2 | Erggas Ja 56727 | Mayen RP 1971 Nein voaufie 00 00 00 00 00
BNA1524 Heizkraftwerk Bomlitz Erdgas Ja 29699 Bomlitz NI 1912 Nein in Betrieb 22,1 22,1 22,1 22,1 22,1
BNA1528 Erdgas Ja 47906 Kempen NwW 1990 Nein in Betrieb 13,2 13,2 13,2 13,2 13,2
BNA1531 Industriekraftwerk Greifswald Erdgas Ja 17509 Lubmin MV 2014 Nein in Betrieb 37,7 37,7 37,7 37,7 37,7
BNA1541 HKW Freiberg Erdgas Ja 9599 Freiberg SN 2013 Nein in Betrieb 134 134 134 134 134
BNA1556 Erdgas Ja 1454 Leppersdorf SN 2014 Nein in Betrieb 36,0 36,0 36,0 36,0 36,0
BNA1557 Erdgas Ja 8056 Zwickau SN 2014 Nein in Betrieb 12,9 129 129 129 129
BNA1658 HKW-Mitte Erdgas Ja 32657 Lemgo NW 1980 Nein in Betrieb 11,3 11,3 11,3 11,3 11,3
BNA1671 Erdgas Ja 26954 Bremerhaven NI 2014 Nein in Betrieb 17,1 17,1 17,1 17,1 17,1
BNA1676 Kraftwerk IV 1 Erdgas Ja 45772 Marl NW 2016 Nein In Betrieb 60,6 60,6 60,6 60,6 60,6
BNA1677 BHKW Braunschweig Erdgas Ja 38436 Wolfsburg NI 2015 Nein In Betrieb 10,4 10,4 10,4 10,4 10,4
BNA1678 Energiezentrale 2016 Erdgas Ja 85326 Miinchen BY 2015 Nein in Betrieb 17,2 17,2 17,2 17,2 17,2
BNAP0O1 KW Mittelsbiiren GuD MiBU Erdgas Nein 28237 Bremen 2016 Nein inBau Ja Nein 444.5 4445 4445 444.5 444.5
BNAP023 Kraftwerk Lausward GuD Block F Erdgas Ja 40221 Diisseldorf 2016 Nein in Bau Nein Nein 595,0 595,0 595,0 595,0 595,0
BNAP024 Heizkraftwerk Flensburg GUD-Anlage K12 Erdgas Ja 24939 Flensburg 2016 Nein inBau Nein Ja 75,0 75,0 75,0 75,0 75,0
BNAP028 Niehl 3 Niehl 3 Erdgas Ja 50735 Kaéln 2016 Nein in Bau Ja Ja 446,0 446,0 446,0 446,0 446,0
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BNetzA- Kraftwerksname Blockname Energietrager KWK- PLZ Ort Bundesl Inbel Geplante Status Falls Falls Falls Nettoll Leistung Leistung Leistung Leistung
D Ausl land triebd Stilllegung 10.05.2016 Energietriger Energietrager Energietriager leistung Szenario Szenario Szenario Szenario
kopplung nahmel] Erdgas: Erdgas: nicht Erdgas: 10.05.2016 A 2030 B 2030 B 2035 C 2030
jahr Antrag nach Antrag nach Antrag/Zusage
§ 38 GasNZV § 39 GasNZV nach §9
KraftNAV
(Ja/Nein) (Ja/Nein) (Ja/Nein) (Ja/Nein) [MW] [MW] [MW] [MW] [MW]
BNAP033 KW Weiher Weiher 4 Erdgas Nein 66287 Quierschied 2022 Nein in Planung Nein Nein 400,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAP041 GuD Leverkusen Erdgas Erdgas Ja 51368 Chempark Leverkusen 2018 Nein in Planung Ja Nein 573,0 0,0 573,0 573,0 573,0
BNAP042 GasHKW Phase 1; Erdgas Ja 24149 | Kiel 2018 Nein inPlanung | Ja Ja 190,0 00 190,0 190,0 190,0
Hasselfelde

BNAP043 Lichterfelde Erdgas Ja 12207 Berlin 2016 Nein in Bau 300,0 300,0 300,0 300,0 300,0
BNAP050 CCPP Haiming Erdgas Nein 84533 Haiming 2017 Nein in Planung Ja Nein 845,0 0,0 845,0 845,0 845,0
BNAPO052 Erdgas Ja 6729 Elsteraue-Industriepark 2018 Nein in Planung Nein Nein 125,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAPO53 Gasmotorenheizkraftwerk Erdgas Ja Heidelberg 2020 Nein in Planung 50,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAPO058 Gersteinwerk GuD Werne Erdgas Offen 59368 Werne 2018 Nein in Planung Nein Nein 1200,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAPO059 Marzahn Erdgas Ja 12681 Berlin 2019 Nein in Planung 254,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAP060 Wedel Erdgas Ja 22880 Wedel / Holstein 2022 Nein in Planung 285,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAPO61 BHKW Erdgas Ja Leipzig 2018 Nein in Planung Nein Nein 20,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAPO65 ;:ioaj:ilt:er::{lvsf:;f'fmeld Erdgas Offen 47829 | Krefeld 2019 Nein inPlanung | Ja Nein 1160,0 00 1160,0 1160,0 1160,0
BNAP066 Blockdammweg Erdgas Ja 10317 Berlin 2026 Nein in Planung 100,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAP072 Niehl 3 Niehl 32 Erdgas Ja 50735 Kaéln 2020 Nein in Planung Ja Ja 754,0 0,0 754,0 754,0 754,0
BNAP073 Energiezentrale 2020 Erdgas Ja 85326 Minchen 2020 Nein in Planung Nein Nein 43 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAP092 :rﬂ"hafe"dampfk’a“we’k RDK 6 Erdgas Nein 76189 | Karlsruhe Nein in Planung 465,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAP097 GuD Oberrhein Erdgas Ja 76187 Karlsruhe Nein in Planung Ja Nein 1000,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAP100 Kraftwerk Ensdorf VSE Block 1 Erdgas Ja 66806 Ensdorf 2020 Nein in Planung Nein Ja 280,0 0,0 280,0 280,0 280,0
BNAP102 Havelland Erdgas Nein 14727 Premnitz Nein in Planung 450,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAP103 Gasturbine Erdgas Ja 6842 Dessau-RoRlau 2019 Nein in Planung 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAP113 Wilmersdorf Erdgas Ja 14199 Berlin 2020 Nein in Planung 75,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAP114 GK Leipheim I Erdgas Offen 89340 Leipheim 2017 Nein in Planung Ja Ja 600,0 0,0 600,0 600,0 600,0
BNAP116 GuD Wolfsburg Erdgas Ja 38436 Wolfsburg 2019 Nein in Planung 120,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAP122 KW Biblis Biblis C+D Erdgas nein 68647 Biblis 2016 Nein in Planung Ja Nein 200,0 0,0 200,0 200,0 200,0
BNAP123 KW Karlstein KW Karlstein Erdgas nein 63791 Karlstein 2016 Nein in Planung Ja Nein 200,0 0,0 200,0 200,0 200,0
BNAP124 KW Gundremmingen Gundremmingen D+E Erdgas Nein 89355 Gundremmingen 2020 Nein in Planung Ja Nein 1200,0 0,0 0,0 1200,0 0,0
BNAP125 GuD Herne 6 Herne 6 Erdgas Ja 44653 Herne 2022 Nein in Planung Nein Ja 735,0 0,0 735,0 735,0 735,0
BNAP126 Griesheim Erdgas Nein 65933 Frankfurt am Main 2018 Nein in Planung Ja Ja 600,0 0,0 600,0 600,0 600,0
BNAP127 Schweinfurt Erdgas Nein 97424 Schweinfurt 2019 Nein in Planung Nein Nein 1000,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAP128 Gundelfingen Erdgas Nein 89423 Gundelfingen 2019 Nein in Planung Ja Ja 1200,0 0,0 1200,0 1200,0 1200,0
BNAP129 Erdgas Ja 66740 Saarlouis 2017 Nein in Planung 22,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAP132 InfraServ Gendorf Erdgas Offen 85435 Burgkirchen a.d.Alz 2017 Nein in Planung Nein Nein 47,5 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAP134 GuD Erdgas Ja 41460 Neuss 2021 Nein in Planung Nein Nein 30,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAP135 :ﬁg:;ff;g:;‘sau ALTGTF Erdgas Nein 73776 | Altbach 2021 Nein inPlanung | Ja 300,0 0,0 0,0 300,0 0,0
BNAP136 :ﬁg:;ff;g:;‘sau ALTGT G Erdgas Nein 73776 | Altbach 2021 Nein inPlanung | Ja 300,0 0,0 0,0 300,0 0,0
BNAP137 Heizkraftwerk Heilbronn HLBGTA Erdgas Nein 74076 Heilbronn 2021 Nein in Planung Ja 300,0 0,0 0,0 300,0 0,0
BNAP138 Heizkraftwerk Heilbronn HLBGT B Erdgas 74076 Heilbronn 2021 Nein in Planung Ja 300,0 0,0 0,0 300,0 0,0
nv. KWK-Anlagen<10MW Erdgas Ja 2015 Nein in Betrieb 2732,9 27329 27329 27329 27329
n.v. KWK-Anlagen<10MW Erdgas Ja 2025 Nein inBau 4492,8 4492,8 4492,8 4492,8 4492,8
nv. KWK-Anlagen<10MW Erdgas Ja 2035 Nein inBau 1497,6 0,0 0,0 1497,6 0,0
BNA0157 Brokdorf KBR Kernenergie Nein 25576 Brokdorf SH 1986 Nein in Betrieb 1410,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0251 Grohnde KWG Kernenergie Nein 31857 Emmerthal NI 1985 Nein in Betrieb 1360,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0263 Isar2 KKI 2 Kernenergie Nein 84051 Essenbach BY 1988 Nein in Betrieb 1410,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0381 Kernkraft Gundremmingen B Kernenergie Nein 89355 Gundremmingen BY 1984 Nein in Betrieb 1284,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0382 Kernkraft Gundremmingen C Kernenergie Nein 89355 Gundremmingen BY 1984 Nein in Betrieb 1288,0 0,0 0,0 0,0 0,0
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BNA0607 Kernkraftwerk Emsland KKE Kernenergie Nein 49811 Lingen NI 1988 Nein in Betrieb 1336,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0686 Gemeinschaftskernkraftwerk GKN I Kernenergie Nein 74382 | Neckarwestheim BW 1989 Nein in Betrieb 1310,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Neckarwestheim II
BNA0802 Kernkraftwerk Philippsburg 2 KKP 2 Kernenergie Nein 76661 Philippsburg BW 1985 Nein in Betrieb 1402,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0142 KW Mittelsbiiren Block 4 Kuppelgas Nein 28237 Bremen HB 1975 Nein in Betrieb 160,0 160,0 160,0 160,0 160,0
BNA0217 Duisburg Ruhrort 2 Block 2 Kuppelgas Ja 47166 Duisburg - Ruhrort NW 1955 Nein in Betrieb 60,0 60,0 60,0 60,0 60,0
BNA0218 Duisburg Ruhrort 3 Block 3 Kuppelgas Ja 47166 Duisburg - Ruhrort NW 1963 Nein in Betrieb 90,0 90,0 90,0 90,0 90,0
BNA0219 Duisburg Ruhrort 4 Block 4 Kuppelgas Ja 47166 Duisburg - Ruhrort NW 1968 Nein in Betrieb 165,0 165,0 165,0 165,0 165,0
BNA0238a IKwW Kuppelgas Ja 15890 Eisenhiittenstadt BB 1953 Nein in Betrieb 45,0 45,0 45,0 45,0 45,0
BNA0238b IKW Block 7 Kuppelgas Ja 15890 Eisenhiittenstadt BB 2013 Nein in Betrieb 56,0 56,0 56,0 56,0 56,0
BNA0395 Duisburg Hamborn 3 Block 3 Kuppelgas Ja 47166 Hamborn NW 1958 Nein in Betrieb 60,0 60,0 60,0 60,0 60,0
BNA0396 Duisburg Hamborn 4 Block 4 Kuppelgas Ja 47166 Hamborn NW 1976 Nein in Betrieb 100,0 100,0 100,0 100,0 100,0
BNA0397 Duisburg Hamborn 5 Block 5 Kuppelgas Ja 47166 Hamborn NW 2003 Nein in Betrieb 225,0 225,0 225,0 225,0 225,0
BNA0485 Huckingen A Kuppelgas Ja 47259 Duisburg-Huckingen NW 1975 Nein in Betrieb 303,0 303,0 303,0 303,0 303,0
BNA0486 Huckingen B Kuppelgas Ja 47259 Duisburg-Huckingen NW 1976 Nein in Betrieb 303,0 303,0 303,0 303,0 303,0
BNA0863 Kraftwerk Salzgitter AB Kuppelgas Ja 38239 Salzgitter NI 1939 Nein in Betrieb 94,5 94,5 94,5 94,5 94,5
BNA0864 Kraftwerk Salzgitter Block 1 Kuppelgas Ja 38239 Salzgitter NI 2010 Nein in Betrieb 97,0 97,0 97,0 97,0 97,0
BNA0865b Kraftwerk Salzgitter Block 2 Kuppelgas Ja 38239 Salzgitter NI 2010 Nein in Betrieb 97,0 97,0 97,0 97,0 97,0
BNA1115 Gichtgaskraftwerk Dillingen Kuppelgas Ja 66763 Dillingen/Saar SL 2010 Nein in Betrieb 85,0 85,0 85,0 85,0 85,0
BNA1409 DK Kraftwerk Kuppelgas Ja 47053 Duisburg NW 2010 Nein in Betrieb 21,0 21,0 21,0 21,0 21,0
BNAPO034 IKWB IKWB Kuppelgas Ja 46238 Bottrop 2020 Nein in Planung 20,0 20,0 20,0 20,0 20,0
BNA0012d | Werkskraftwerk Sappi Alfeld Diesel-generator Minerals(0 Nein 31061 | Alfeld NI 1994 Nein vorlaufig 28 28 28 0,0 0,0
produkte stillgelegt
" " Mineral6ld " " . :
BNA0083 Wilmersdorf Wilmersdorf produkte Ja 14199 Berlin BE 1977 Nein in Betrieb 276,0 0,0 0,0 0,0 0,0
. . Mineral6l0 . . . . .
BNA0085b Moabit Moabit GT produkte Nein 13353 Berlin BE 1971 Nein in Betrieb 51,0 0,0 0,0 0,0 0,0
. - Mineral6l0 . . . N
BNA0141 KW Mittelsbiiren GT3 produkte Nein 28237 Bremen HB 1974 Nein in Betrieb 88,0 0,0 0,0 0,0 0,0
. Mineral6l0 . . . N
BNA0161 Brunsbiittel GTA produkte Nein 25541 Brunsbttel SH 1973 Ja in Betrieb 63,5 0,0 0,0 0,0 0,0
. Mineral6l0 . . . .
BNA0162 Brunsbiittel GTB produkte Nein 25541 Brunsbttel SH 1973 Ja in Betrieb 63,5 0,0 0,0 0,0 0,0
. Mineral6l0 . . . N
BNA0163 Brunsbiittel GTC produkte Nein 25541 Brunsbttel SH 1973 Ja in Betrieb 63,5 0,0 0,0 0,0 0,0
. Mineral6l0 . . . N
BNA0164 Brunsbiittel GTD produkte Nein 25541 Brunsbttel SH 1973 Ja in Betrieb 63,5 0,0 0,0 0,0 0,0
Mineralld . - . . .
BNA0222 GT GTKW produkte Nein 40233 Disseldorf NwW 1977 Nein in Betrieb 86,2 0,0 0,0 0,0 0,0
Mineralld " . . .
BNA0318 Kraftwerk Fulda produkte Nein 36043 Fulda HE 2011 Nein in Betrieb 24,8 24,8 248 24,8 24,8
. Mineralld " . . :
BNA0369 Spitzenlastkraftwerk Sermuth produkte Nein 4668 GroRbothen SN 1995 Nein in Betrieb 17,0 17,0 17,0 0,0 0,0
BNAo373 | SPitzenlastiraftwerk Minerals(0 Nein 6242 | GroRkayna sT 1994 Nein in Betrieb 1200 1200 1200 00 00
GroRkayna produkte
. . Ja,
Mineralsld . . . .
BNA0378 Ingolstadt 3 Ja 85098 GroRmehring BY 1973 gesetzlich in Betrieb 386,0 0,0 0,0 0,0 0,0
produkte N
ehindert
. . Ja,
Mineralsld . . . .
BNA0379 Ingolstadt 4 Ja 85098 GroRmehring BY 1974 gesetzlich in Betrieb 386,0 0,0 0,0 0,0 0,0
produkte N
ehindert
Mineralsld . . . .
BNA0427 Kraftwerk Hausham GT1 produkte Nein 83734 Hausham BY 1982 Nein in Betrieb 232 0,0 0,0 0,0 0,0
Mineralsld . . . .
BNA0428 Kraftwerk Hausham GT2 produkte Nein 83734 Hausham BY 1982 Nein in Betrieb 232 0,0 0,0 0,0 0,0
Mineralsld . . . .
BNA0429 Kraftwerk Hausham GT3 produkte Nein 83734 Hausham BY 1982 Nein in Betrieb 232 0,0 0,0 0,0 0,0
Mineralsld . . . .
BNA0430 Kraftwerk Hausham GT 4 Nein 83734 Hausham BY 1982 Nein in Betrieb 232 0,0 0,0 0,0 0,0

produkte
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BNA0516 | MiRO Kesselhaus Werk 1 m::.:iﬁm Ja 76187 | Karlsruhe BW 1995 Nein in Betrieb 450 450 45,0 00 00
" Mineral6l0 . . .
BNA0517 MiRO Kesselhaus Werk 2 produkte Ja 76187 Karlsruhe BW 1995 Nein in Betrieb 25,0 25,0 25,0 0,0 0,0
BNA0547 Raffineriekraftwerk Kaln Mineralo(l Ja 50997 | Koln NW 2004 Nein in Betrieb 80,0 80,0 80,0 80,0 80,0
Godorf produkte
- Mineralsld . . .
BNA0596 Raffineriekraftwerk produkte Ja 6237 Leuna ST 1997 Nein in Betrieb 92,5 92,5 92,5 92,5 92,5
. . Ja,
BNA0647 Dampfhraftwerk Marbacham | \p. .o 11 g1 Minerals(0 Nein 71672 | Marbach BW 1971 gesetzlich in Betrieb 774 00 00 00 00
Neckar produkte N
gehindert
. . Ja,
BNA0648 Dampfhraftwerk Marbacham | \1_ . 111 6T (solo) Minerals(0 Nein 71672 | Marbach BW 1975 gesetzlich in Betrieb 85,0 00 00 00 00
Neckar produkte N
gehindert
. . Ja,
BNA0649 Dampfkraftwerk Marbacham | -\ 117 o7 Mineraloll Nein 71672 | Marbach BW 1975 gesetzlich in Betrieb 262,0 00 00 00 00
Neckar produkte N
gehindert
BNA0759 | Itzehoe Zﬁiﬁm Nein 25588 | Oldendorf SH 1972 Nein in Betrieb 88,0 00 00 00 00
BNA0766 | Audorf Zﬁiﬁm Nein 24783 | Osterrénfeld SH 1973 Nein in Betrieb 87,0 00 00 00 00
Mineral6ld . . .
BNA0894a IKS PCK Schwedt Block 5 SE 5 produkte Ja 16303 PCK Schwedt BB 1972 Nein in Betrieb 28,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Mineral6l0 . . . .
BNA0894b IKS PCK Schwedt Block 6 SE 6 produkte Nein 16303 PCK Schwedt BB 1994 Nein in Betrieb 34,5 345 345 0,0 0,0
BNA0S94c | IKSPCK Schwedt Block 1 SE 1 mg‘:‘::im Ja 16303 | PCK Schwedt BB 1998 Nein in Betrieb 106,0 106,0 106,0 106,0 106,0
BNA0894d | IKSPCK Schwedt Block 2 SE 2 mg‘:‘::im Ja 16303 | PCK Schwedt BB 1998 Nein in Betrieb 106,0 106,0 106,0 106,0 106,0
Mineral6l0 . . . .
BNA0894e IKS PCK Schwedt SE4 produkte Nein 16303 PCK Schwedt BB 2011 Nein in Betrieb 59,0 59,0 59,0 59,0 59,0
BNA0937 Restmiill-Heizkraftwerk MUN GT16 Mineraloll Nein 70376 | Stuttgart BW 1974 Nein in Betrieb 233 00 00 00 00
Stuttgart-Munster produkte
BNAgo3g | Restmill-Heizkraftwerk MUN GT17 Minerals(0 Nein 70376 | Stuttgart BW 1974 Nein in Betrieb 233 00 00 00 00
Stuttgart-Minster produkte
BNAGo3gp | Restmill-Heizkraftwerk MUN GT18 Minerals(0 Nein 70376 | Stuttgart BW 1974 Nein in Betrieb 233 00 00 00 00
Stuttgart-Minster produkte
BNA1004 | Kraftwerk Walheim WALGT D x:ﬂﬁm Nein 74399 | Walheim BW 1981 Nein in Betrieb 136, 00 00 00 00
. . Mineralsl0 . . . . .
BNA1007a SKW Gasturbine SKW Gasturbine produkte Nein 87448 Waltenhofen-Veits BY 1988 Nein in Betrieb 24,0 24,0 0,0 0,0 0,0
" " Mineralsl0 . . . . .
BNA1007b SKW Diesel SKW Diesel produkte Nein 87448 Waltenhofen-Veits BY 1978 Nein in Betrieb 10,5 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAIOIS | Wedel GTA x:ﬂﬁm Nein 22880 | Wedel SH 1972 Nein in Betrieb 505 00 00 00 00
BNALOI6 | Wedel GTB m!‘mﬁm Nein 22880 | Wedel SH 1972 Nein in Betrieb 505 00 00 00 00
BNAl03s | Kraftwerk Werdohl- E1/2 Mineraloll 58791 | Werdohl NW 1975 Nein vorlaufig 2060 00 00 00 00
Elverlingsen produkte stillgelegt
BNAI060 | Wilhelmshaven 6T m!‘mﬁm Nein 26386 | Wilhelmshaven NI 1973 Nein in Betrieb 56,0 00 00 00 00
. Mineral6l0 . . . .
BNA1083 Spitzenlastanlage Barmen Block 2 produkte Nein 42275 Wauppertal NW 2008 Nein in Betrieb 60,0 60,0 60,0 60,0 60,0
. Mineral6l0 . . . . N
BNA1092 Zolling GT1&GT2 produkte Nein 85406 Zolling BY 1976 Nein in Betrieb 46,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNALGe | Abfallentsorgungszentrum Notstromdiesel Minerals(0 Nein 47475 | Kamp-Lintfort NW 1997 Nein in Betrieb 48 48 48 48 48
Asdonkshof produkte
Mineral6lOd . . . . . .
BNA1212 DKW Nord produkte Nein 87719 Mindelheim BY 1988 Nein in Betrieb 11,4 11,4 0,0 0,0 0,0
BNA1227 | DKW Leinau ';!‘;Jiﬁm Nein 87666 | Pforzen BY 1983 Nein in Betrieb 114 00 00 00 00
Mineralsld . . . .
BNA1280 Kraftwerk D210 produkte Ja 50389 Wesseling NW 1962 Nein in Betrieb 66,3 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA1293d | Kraftwerk Diesel/GS Minerals(0 Nein 50127 | bergheim NW 1995 Nein vorlaufig 08 08 08 00 00
produkte stillgelegt
Mineralsld . . .
BNA1294 EEV EEV Ja 21107 Hamburg HH 1993 Nein in Betrieb 38,0 38,0 38,0 0,0 0,0

produkte
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BNA1337d | Notstromdiesel Notstromdiesel m::&iﬁm 63741 | Aschaffenburg BY 1991 Nein in Betrieb 05 05 05 00 00
BNA1400b | EZ1 DTI m::.:iﬁm Ja 6712 Zeitz ST 1993 Nein in Betrieb 185 185 185 00 00

— . Mineralél0 . . . .
BNA1526 Kraftwerk Raffinerie Heide produkte Ja 25770 Hemminstedt SH 1962 Nein in Betrieb 44,5 0,0 0,0 0,0 0,0
ny. KWK-Anlagen<10MW :;"r::l:it‘;m Ja 2015 Nein in Betrieb 3703 3703 3703 3703 3703
BNA0046 Sackingen Sackingen SP::“C‘;DH Nein 79713 | Bad Sackingen BW 1966 Nein in Betrieb 360,0 360,0 360,0 360,0 360,0
BNA0228 | Waldeckl/Bringhausen Waldeckl/Bringhausen | PUmP0 Nein 34549 | Edertal Hemfurth- HE 1931 Nein in Betrieb 1430 1430 1430 1430 1430

speicher Edersee
BNA0229 | Waldeck2 Waldeck 2 Pumpl Nein 34549 | Edertel Hemfurth- HE 1974 Nein in Betrieb 4800 4800 4800 4800 4800
speicher Edersee
BNA0268 Pump-speicherwerk PSW Pumpl] 57413 | Finnentrop NW 1969 Nein in Betrieb 1380 1380 1380 1380 1380
Rénkhausen speicher
PumpO Pump0
BNA0279 Rudolf-Fettweis-Werk speicherkraftwerk s ue'c’;er Nein 76596 Forbach BW 1926 Nein in Betrieb 43,0 43,0 43,0 43,0 43,0
Schwarzenbachwerk pel

BNA0327 Geesthacht PSSA sp:emiciuer Nein 21502 Geesthacht SH 1958 Nein in Betrieb 119,1 119,1 119,1 119,1 119,1
BNA0328 | Geesthacht PSS B Sp:er”m‘:]mer Nein 21502 | Geesthacht SH 1958 Nein in Betrieb 00 00 00 00 00
BNA0329 | Geesthacht e Sp:er”m‘:]mer Nein 21502 | Geesthacht SH 1958 Nein in Betrieb 00 00 00 00 00
BNA0337 PSW Langenprozelten entfillt sp:emiciuer Nein 97737 Gemiinden BY 1974 Nein in Betrieb 164,0 164,0 164,0 164,0 164,0
BNA0350 Goldisthal PSS A Sp:er”miuer Nein 98746 | Goldisthal TH 2004 Nein in Betrieb 1052,0 1052,0 1052,0 1052,0 1052,0
BNA0351 Goldisthal PSSB sp:emiciuer Nein 98746 Goldisthal TH 2003 Nein in Betrieb 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0352 Goldisthal PSS C ::(:“C‘;‘Der Nein 98746 | Goldisthal TH 2004 Nein in Betrieb 00 00 00 00 00
BNA0353 Goldisthal PSS D SP:;"W’:‘DH Nein 98746 | Goldisthal TH 2004 Nein in Betrieb 00 00 00 00 00
BNA0422 Happurg Happurg SP:;"W’:‘DH Nein 91230 | Happurg BY 1958 Nein in Betrieb 160,0 160,0 160,0 160,0 160,0
BNA0426 Hausern Hausern SP:;"W’:‘DH Nein 79837 | Hausern BW 1931 Nein in Betrieb 100,0 100,0 100,0 100,0 100,0
BNA0443 Koepchenwerk Koepchenwerk SP:;"W’:‘DH Nein 58313 | Herdecke NW 1989 Nein in Betrieb 153,0 153,0 1530 1530 1530
BNAO465 Hohenwarte 1 PSS A SP:;"W’:‘DH Nein 7338 Hohenwarte TH 1959 Nein in Betrieb 59,8 598 598 598 598
BNA0466 | Hohenwarte 1 PSS B Sp:em‘c':ﬂr Nein 7338 | Hohenwarte H 1959 Nein in Betrieb 00 00 00 00 00
BNAQ467 Hohenwarte 2 PSSA SP:ETC';[; Nein 7338 Hohenwarte TH 1966 Nein in Betrieb 317,8 317,8 317,8 317,8 317,8
BNA0468 | Hohenwarte 2 PSS B Sp:em‘c':ﬂr Nein 7338 | Hohenwarte H 1966 Nein in Betrieb 00 00 00 00 00
BNA0469 | Hohenwarte 2 pss C Sp:em‘c':ﬂr Nein 7338 | Hohenwarte H 1966 Nein in Betrieb 00 00 00 00 00
BNA0470 | Hohenwarte 2 PSS D Sp:em‘c':ﬂr Nein 7338 | Hohenwarte H 1966 Nein in Betrieb 00 00 00 00 00
BNA047L | Hohenwarte 2 PSSE Sp:er”m':][ir Nein 7338 | Hohenwarte H 1966 Nein in Betrieb 00 00 00 00 00
BNA0472 | Hohenwarte 2 PSSF Z’:;‘fer Nein 7338 | Hohenwarte ™ 1966 Nein in Betrieb 00 00 00 00 00
BNA0473 | Hohenwarte 2 PSS G Z’:;‘fer Nein 7338 | Hohenwarte ™ 1966 Nein in Betrieb 00 00 00 00 00
BNA0474 | Hohenwarte2 PSS H Z’:;‘fer Nein 7338 | Hohenwarte ™ 1966 Nein in Betrieb 00 00 00 00 00
BNAO558 Erzhausen ::;’;Der Nein 37547 | Kreiensen NI 1964 Nein in Betrieb 220,0 220,0 220,0 220,0 220,0

P P PumpO . AD P A . " . .
BNAO0567a KW Kiihtai Kiihtai Mal speicher Nein 6183 Kiihtai Osterreich 1981 Nein in Betrieb 1445 144,5 144,5 144,5 1445

P P PumpO . AD P A . " . .
BNA0567b KW Kiihtai Kiihtai Ma 2 speicher Nein 6183 Kiihtai Osterreich 1981 Nein in Betrieb 1445 144,5 144,5 144,5 1445
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BNetzA- Kraftwerksname Blockname Energietrager KWK- PLZ Ort Bundesl Inbel Geplante Status Falls Falls Falls Nettoll Leistung Leistung Leistung Leistung
D Ausl land triebd Stilllegung 10.05.2016 Energietrager Energietrager Energietrager leistung Szenario Szenario Szenario Szenario
kopplung nahmel] Erdgas: Erdgas: nicht Erdgas: 10.05.2016 A 2030 B 2030 B 2035 C 2030
jahr Antrag nach Antrag nach Antrag/Zusage
§ 38 GasNZV §39 GasNZV nach §9
KraftNAV
(Ja/Nein) (Ja/Nein) (Ja/Nein) (Ja/Nein) [MW] [MW] [MW] [MW] [MW]
BNA0652 Markersbach PSSA sppueTc';Der Nein 8352 Markersbach SN 1980 Nein in Betrieb 1045,2 1045,2 1045,2 1045,2 1045,2
BNA0653 | Markersbach PSS B f::“cfer Nein 8352 | Markersbach SN 1980 Nein in Betrieb 0,0 00 00 00 00
BNA0654 | Markersbach PSS C f::“cfer Nein 8352 | Markersbach SN 1980 Nein in Betrieb 0,0 00 00 00 00
BNA0655 | Markersbach PSSD SP::“C‘;DH Nein 8352 | Markersbach SN 1980 Nein in Betrieb 0,0 00 00 00 00
BNA0656 | Markersbach PSS E SP::“C‘;DH Nein 8352 | Markersbach SN 1980 Nein in Betrieb 0,0 00 00 00 00
BNA0657 | Markersbach PSS F SP::“C‘;DH Nein 8352 | Markersbach SN 1980 Nein in Betrieb 0,0 00 00 00 00
. Pumpl
BNA0669 Pumpspeicherkraftwerk speicherkraftwerk Pumpll Nein 72555 | Metzingen-Glems BW 1964 Nein in Betrieb 90,0 90,0 90,0 90,0 90,0
Glems Glems speicher
BNAO721 | Niederwartha PSS C ::(:“C‘;‘Der Nein 1462 | Niederwartha SN 1957 Nein in Betrieb 39,8 398 398 398 39,8
BNA0722 | Niederwartha PSSD ::(:“C‘;‘Der Nein 1462 | Niederwartha SN 1957 Nein in Betrieb 00 00 00 00 00
N PumpO . AO p . . . .
BNA0777 Kopswerk I Masch. 1 bis 3 . Nein Partenen Osterreich 1968 Nein in Betrieb 247,0 247,0 247,0 247,0 247,0
speicher 6794
N PumpO . AO p . . . .
BNA0778 Kopswerk IT Masch. 1 bis 3 . Nein Partenen Osterreich 2008 Nein in Betrieb 525,0 525,0 525,0 525,0 525,0
speicher 6794
BNA0882 Bleiloch PSSA sp:emiciuer Nein 7907 Schleiz TH 1932 Nein in Betrieb 79,8 79,8 79,8 79,8 79,8
BNA0883 Bleiloch PSSB sp:emiciuer Nein 7907 Schleiz TH 1932 Nein in Betrieb 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0946a Kraftwerksgruppe Pfreimd PSKW Tanzmiihle sp:emiciuer Nein 92555 Trausnitz BY 1959 Nein in Betrieb 28,0 28,0 28,0 28,0 28,0
BNAOQ953 Kraftwerksgruppe Pfreimd PSKW Reisach sp:emiciuer Nein 92555 Trausnitz BY 1955 Nein in Betrieb 99,0 99,0 99,0 99,0 99,0
. N PumpO . A0 = . N . .
BNA0954 Linerseewerk Masch. 1 bis 5 speicher nein 6774 Tschagguns Osterreich 1957 Nein in Betrieb 238,0 238,0 238,0 238,0 238,0
BNA0972 Leitzach 1 1 SP:;"W’:‘DH Nein 83620 | Vagen BY 1983 Nein in Betrieb 480 480 480 480 480
BNA0973 Leitzach 2 2 SP:;"W’:‘DH Nein 83620 | Vagen BY 1960 Nein in Betrieb 440 440 440 440 440
" PumpO " AD A . . . .
BNA0974 Rodundwerk I Masch. 1 bis 4 speicher nein 6773 Vandans Osterreich 1943 Nein in Betrieb 198,0 198,0 198,0 198,0 198,0
PumpO " AD A . . . .
BNA0975 Rodundwerk IT Masch. 1 . nein Vandans Osterreich 2012 Nein in Betrieb 295,0 295,0 295,0 295,0 295,0
speicher 6773
" " PumpO " Lo " " B :
BNA0978 PSW Vianden Maschine 6 speicher Nein 9401 Vianden Luxemburg 1964 Nein in Betrieb 100,0 100,0 100,0 100,0 100,0
BNA0979 | PSW Vianden Maschine 7 Sp:em‘c':ﬂr Nein '54501 Vianden Luxemburg | 1964 Nein in Betrieb 1000 1000 1000 1000 1000
BNA09SO | PSW Vianden Maschine 8 Sp:em‘c':ﬂr Nein '54501 Vianden Luxemburg | 1963 Nein in Betrieb 1000 1000 1000 1000 1000
BNA09S1 | PSW Vianden Maschine 9 Sp:em‘c':ﬂr Nein '54501 Vianden Luxemburg | 1964 Nein in Betrieb 1000 1000 1000 1000 1000
BNA0982 | PSW Vianden Maschine 1 Pumpll Nein Lo Vianden Luxemburg | 1962 Nein in Betrieb 100,0 100,0 100,0 100,0 100,0
speicher 9401
BNA0983 | PSW Vianden Maschine 2 Sp:em‘c':ﬂr Nein '54501 Vianden Luxemburg | 1962 Nein in Betrieb 1000 1000 1000 1000 1000
BNA0984 | PSW Vianden Maschine 3 Pumpl] Nein Lo Vianden Luxemburg | 1963 Nein in Betrieb 1000 1000 1000 1000 1000
speicher 9401
" " PumpO . Lo " " . .
BNA0985 PSW Vianden Maschine 4 . Nein Vianden Luxemburg 1963 Nein in Betrieb 100,0 100,0 100,0 100,0 100,0
speicher 9401
" " PumpO . Lo " " . .
BNA0986 PSW Vianden Maschine 5 . Nein Vianden Luxemburg 1963 Nein in Betrieb 100,0 100,0 100,0 100,0 100,0
speicher 9401
" " PumpO . Lo " " . .
BNA0987 PSW Vianden Maschine 10 . Nein Vianden Luxemburg 1975 Nein in Betrieb 196,0 196,0 196,0 196,0 196,0
speicher 9401
BNA1003 Kraftwerk Waldshut Waldshut ::;’;Der Nein 79761 | Waldshut-Tiengen BW 1951 Nein in Betrieb 150,0 150,0 150,0 150,0 150,0
BNAL019 | Wehr Wehr ::;’;Der Nein 79664 | Wehr BW 1975 Nein in Betrieb 9100 9100 9100 9100 9100
BNA1031 | Wendefurth PSS A Pumpl] Nein 38889 | Wendefurth ST 1967 Nein in Betrieb 79,7 797 797 797 797

speicher
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BNetzA- Kraftwerksname Blockname Energietrager KWK- PLZ Ort Bundesl Inbel Geplante Status Falls Falls Falls Nettoll Leistung Leistung Leistung Leistung
D Ausl land triebd Stilllegung 10.05.2016 Energietrager Energietrager Energietrager leistung Szenario Szenario Szenario Szenario
kopplung nahmel] Erdgas: Erdgas: nicht Erdgas: 10.05.2016 A 2030 B 2030 B 2035 C 2030
jahr Antrag nach Antrag nach Antrag/Zusage
§ 38 GasNZV §39 GasNZV nach §9
KraftNAV
(Ja/Nein) (Ja/Nein) (Ja/Nein) (Ja/Nein) [MW] [MW] [MW] [MW] [MW]
BNA1032 | Wendefurth PSS B f::“cfer Nein 38889 | Wendefurth ST 1968 Nein in Betrieb 0,0 00 00 00 00
BNA1071 Witznau Witznau sppueTc';Der Nein 79777 Witznau BW 1943 Nein in Betrieb 220,0 220,0 220,0 220,0 220,0
" . PumpO . LO . . . .
BNA1675 PSW Vianden Maschine 11 . nein Vianden Luxemburg 2015 Nein in Betrieb 195,0 195,0 195,0 195,0 195,0
speicher 9401
Bapo3s | yorarbergerliwerkeAG REW Pumpl Nein Al Vandans 2016 Nein inBau 100 100 100 100 100
Rellswerk' speicher 6773
BApoy | yorarberger llwerke AG ovw1 Pumpl Nein ATD | partenen 2019 Nein inBau 3600 3600 3600 3600 3600
‘Obervermuntwerk II' speicher 6794
BNAPosg | Rudolf-Fettweis-Werk RFW-Oberstufe Pumpl] Nein 76596 | Forbach 2019 Nein in Planung Ja 220,0 220,0 220,0 220,0 220,0
Oberstufe’ speicher
BNAPOsg | Rudolf-Fettweis-Werk RFW-Unterstufe Pumpl] Nein 76596 | Forbach 2024 Nein in Planung Ja 50,0 500 500 500 50,0
Unterstufe speicher
BNAP070 PSW Blautal ::(:“C‘;‘Der Nein 89143 | Blaubeuren 2019 Nein in Planung 60,0 0,0 0,0 60,0 0,0
BNAPO74 PSKW RIO ::(:“C‘;‘Der Nein 54338 | Schweich 2021 Nein in Planung 300,0 0,0 0,0 300,0 0,0
BNAPO075 Pump-speicherwerk Eindden sp:emiciuer Nein 83126 Flintsbach am Inn 2020 Nein in Planung 150,0 0,0 0,0 150,0 0,0
BNAP077 SKW Kiihtai SKW Kiihtai P”rf‘pD nein ATO Kiihtai 2023 Nein in Planung 140,0 0,0 0,0 140,0 0,0
speicher 6183
TWN (Trianel Pumpl
BNAP086 Wasserspeicherkraftwerk s eic[I:er Nein 37688 Beverungen 2024 Nein in Planung Ja 390,0 390,0 390,0 390,0 390,0
Nethe) P
BNAP088 KW Versetz KW Versetz sp:emiciuer Nein Kaunertal 2030 Nein in Planung 400,0 0,0 0,0 400,0 0,0
TWS (Trianel Pumpl
BNAP089 Wasserspeicherkraftwerk speic‘l’mr Nein 99897 Tambach-Dietharz 2024 Nein in Planung Ja 1060,0 1060,0 1060,0 1060,0 1060,0
Schmal
BNAP094 PSW Atdorf ATD sp:emiciuer Nein 79725 Laufenburg (Baden) Nein in Planung 1400,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAP098 Energiespeicher Riedl :::;;Der 94107 Untergriesbach Nein in Planung Ja 300,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAP099 PSW Leutenberg SP:;"W’:‘DH Nein 7338 Leutenberg 2023 Nein in Planung Ja 402,0 402,0 402,0 402,0 402,0
N PumpO " " " B
BNAP112 PSW Heimbach speicher Niederheimbach Nein in Planung 300,0 0,0 0,0 0,0 0,0
nv. Pumpll 2015 Nein in Betrieb 15 15 15 15 15
speicher
BNA0237 | EBS-Heizkraftwerk Sonstige Ja 15890 | Eisenhittenstadt BB 2011 Nein in Betrieb 235 235 235 235 235
Energietrager
BNA0492 | RAG Anthrazit Ibbenbiiren EVA Sonstige Ja 49477 | IBrandenburgerlinnbiiren | NW 1985 Nein in Betrieb 334 00 00 00 00
GmbH Energietrager
Sonstige . . .
BNAO0597 ILK-GuD DT1 . Ja 6237 Leuna ST 1994 Nein in Betrieb 8,7 8,7 8,7 0,0 0,0
Energietrager
BNA0598a | ILK-EKT EKT Sonstige Nein 6237 | Leuna ST 2000 Nein in Betrieb 140 140 140 140 140
Energietrager
BNA0598b | ILK-GuD KT1 Sonstige Nein 6237 | Leuna ST 2010 Nein in Betrieb 200 200 200 200 200
Energietrager
S 300 Sonstige N . . .
BNA0616b Kraftwerk Nord VT 1,VT 2,NT 7 Energietriger Ja 67056 Ludwigshafen RP 1964 Nein in Betrieb 56,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAOGE2b | Kraftwerk Dampfuirtschaft (6 Sonstige Ja 45772 | Marl NW 1939 Nein in Betrieb 1200 00 00 00 00
Einzelturbinen) Energietrager
BNA0693 Heizkraftwerk NMS Sonstige Ja 24534 | Neumiinster SH 2014 Nein in Betrieb 536 536 536 536 536
Energietrager
BNAosg7 | HKWFenne, GasMotoren-anlage Sonstige Ja 66333 | Volklingen-Fenne s 2003 Nein in Betrieb 420 420 420 420 420
Grubengaskraftwerk Fenne Energietrager
BNA1249 UPM Schongau Heizkraftwerk 2 Sonstl.ge " Ja 86956 Schongau BY 1989 Nein in Betrieb 6,0 6,0 0,0 0,0 0,0
Energietrager
Sonstige . . . .
BNA1397a 010 T21 o Ja 50769 Kaéln NW 1963 Nein in Betrieb 15,5 0,0 0,0 0,0 0,0
Energietrager
Sonstige . . . .
BNA1397b 010 T22 o Ja 50769 Kaéln NW 1963 Nein in Betrieb 19,2 0,0 0,0 0,0 0,0
Energietrager
Sonstige . . . .
BNA1397¢ 010 T23 o Ja 50769 Kaéln NW 1963 Nein in Betrieb 15,5 0,0 0,0 0,0 0,0
Energietrager
Sonstige . . . . .
BNA1397d 010 T24 Nein 50769 Kaéln NW 1966 Nein in Betrieb 10,4 0,0 0,0 0,0 0,0

Energietrager
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BNetzA- Kraftwerksname Blockname Energietrager KWK- PLZ Ort Bundesl Inbel Geplante Status Falls Falls Falls Nettoll Leistung Leistung Leistung Leistung
D Ausl land triebd Stilllegung 10.05.2016 Energietrager Energietrager Energietrager leistung Szenario Szenario Szenario Szenario
kopplung nahmel] Erdgas: Erdgas: nicht Erdgas: 10.05.2016 A 2030 B 2030 B 2035 C 2030
jahr Antrag nach Antrag nach Antrag/Zusage
§ 38 GasNZV § 39 GasNZV nach §9
KraftNAV
(Ja/Nein) (Ja/Nein) (Ja/Nein) (Ja/Nein) [MW] [MW] [MW] [MW] [MW]
BNA1397e | 010 31 Sonstige Ja 50769 | Kaln NW 1967 Nein in Betrieb 336 00 00 00 00
Energietrager
Sonstige . . .
BNA1399 Oxea GmbH 2 Ja 46147 Oberhausen NW 1929 Nein in Betrieb 38,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Energietrager
BNAL465a | EBS-Kraftwerk Witzenhausen Sonstige Ja 37213 | Witzenhausen HE 2009 Nein in Betrieb 280 280 280 280 280
Energietrager
Sonstige . . .
BNA1488 S Ja 44147 Dortmund NwW 1989 Nein in Betrieb 16,0 16,0 0,0 0,0 0,0
Energietrager
BNA1523c Gemeinschaftskraftwerk Weig Block 3 (Kessel 3 uvn.d Sonstl_ge " Ja 56727 Mayen RP 1992 Nein in Betrieb 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
4, DT 2 und 3 anteilig) Energietrager
BNA1553 Sonstige Ja 85092 | Kosching BY 1964 Nein in Betrieb 233 0,0 0,0 0,0 0,0
Energietrager
Sonstige . " .
BNAP131 o Ja 50769 Kaéln 2018 Nein in Planung 60,0 60,0 60,0 60,0 60,0
Energietrager
Sonstige . . .
nv. KWK-Anlagen<10MW o Ja 2015 Nein in Betrieb 637,9 637,9 637,9 637,9 637,9
Energietrager
BNAGoy | Hieizkraftwerk ALT HKW 2 (DT Steinkohle I 73776 | Altbach BW 1997 Nein in Betrieb 3360 3360 3360 3360 3360
Altbach/Deizisau Solobetrieb)
BNAGozo | Hleizkraftwerk ALT HKW 1 Steinkohle Ja 73776 | Altbach BW 1985 Nein in Betrieb 433,0 4330 00 00 00
Altbach/Deizisau
BNA0067 Bergkamen A Steinkohle Ja 59192 bergkamen NW 1981 Nein in Betrieb 717,0 717,0 0,0 0,0 0,0
BNA0082 Reuter Reuter C Steinkohle Ja 13599 Berlin BE 1969 Nein in Betrieb 124,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAO0085a Moabit Moabit A Steinkohle Ja 13353 Berlin BE 1990 Nein in Betrieb 89,0 89,0 89,0 0,0 0,0
BNA0086 Reuter West Reuter West D Steinkohle Ja 13599 Berlin BE 1987 Nein in Betrieb 282,0 282,0 282,0 0,0 0,0
BNA0087 Reuter West Reuter West E Steinkohle Ja 13599 Berlin BE 1988 Nein in Betrieb 282,0 282,0 282,0 0,0 0,0
BNA0093 Kraftwerk Bexbach BEX Steinkohle Nein 66450 bexbach SL 1983 Nein in Betrieb 721,0 721,0 0,0 0,0 0,0
BNA0138 HKW-Mitte Block 1 Steinkohle Ja 38106 Braunschweig NI 1984 Nein in Betrieb 433 433 0,0 0,0 0,0
BNA0144 KW Hastedt Block 15 Steinkohle Ja 28207 Bremen HB 1989 Nein in Betrieb 119,0 119,0 119,0 0,0 0,0
BNA0145 KW Hafen Block 5 Steinkohle Ja 28237 Bremen HB 1968 Nein ZZ[E:(;; 127,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0146 KW Hafen Block 6 Steinkohle Ja 28237 Bremen HB 1979 Nein in Betrieb 300,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0147 Farge Farge Steinkohle Nein 28777 Bremen HB 1969 Nein in Betrieb 350,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0211 HKWI ZAWSF Steinkohle Ja 47053 Duisburg NW 1985 Nein in Betrieb 95,0 95,0 0,0 0,0 0,0
BNA0216a KW Walsum Walsum 9 Steinkohle Ja 47180 Duisburg NW 1988 Nein in Betrieb 370,0 370,0 370,0 0,0 0,0
BNA0216b KW Walsum Walsum 10 Steinkohle Ja 47180 Duisburg NW 2013 Nein in Betrieb 725,0 725,0 725,0 725,0 725,0
BNA0252 Kraftwerk Ensdorf Block 3 Steinkohle Nein 66806 Ensdorf SL 1971 Nein in Betrieb 283,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0253 Kraftwerk Ensdorf Block 1 Steinkohle Ja 66806 Ensdorf SL 1963 Nein in Betrieb 106,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0261b HKW Erlangen Ké DT2 Steinkohle Ja 91052 Erlangen BY 1980 Nein in Betrieb 17,4 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0270 Heizkraftwerk FL Block 11 Steinkohle Ja 24939 Flensburg SH 1992 Nein in Betrieb 27,0 27,0 27,0 27,0 27,0
BNA0271 Heizkraftwerk FL Block 10 Steinkohle Ja 24939 Flensburg SH 1988 Nein in Betrieb 29,0 29,0 29,0 0,0 0,0
BNA0272 Heizkraftwerk FL Block 9 Steinkohle Ja 24939 Flensburg SH 1985 Nein in Betrieb 33,0 33,0 0,0 0,0 0,0
BNA0273 Heizkraftwerk FL Block 8 Steinkohle Ja 24939 Flensburg SH 1982 Nein in Betrieb 35,0 35,0 0,0 0,0 0,0
BNA0274 Heizkraftwerk FL Block 7 Steinkohle Ja 24939 Flensburg SH 1978 Nein in Betrieb 23,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0289b HKW West Block 2 Steinkohle Ja 60627 Frankfurt am Main HE 1989 Nein in Betrieb 61,5 61,5 61,5 0,0 0,0
BNA0290 HKW West Block 3 Steinkohle Ja 60627 Frankfurt am Main HE 1989 Nein in Betrieb 61,5 61,5 61,5 0,0 0,0
BNA0331 Scholven C Steinkohle Ja 45896 Gelsenkirchen NW 1969 Nein in Betrieb 345,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0332 Scholven B Steinkohle Ja 45896 Gelsenkirchen NW 1968 Nein in Betrieb 345,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0336 FWK Buer Steinkohle Ja 45896 Gelsenkirchen NW 1985 Nein in Betrieb 70,0 70,0 0,0 0,0 0,0
BNA0377 Staudinger 5 Steinkohle Ja 63538 GroRkrotzenburg HE 1992 Nein in Betrieb 510,0 510,0 510,0 510,0 510,0
BNA0402 Tiefstack Tiefstack Steinkohle Ja 22113 Hamburg HH 1993 Nein in Betrieb 194,0 194,0 194,0 194,0 194,0
BNA0403 Wedel Wedel 2 Steinkohle Ja 22880 Wedel SH 1962 Nein in Betrieb 123,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0404 Wedel Wedel 1 Steinkohle Ja 22880 Wedel SH 1961 Nein in Betrieb 137,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0413b Westfalen D Steinkohle Nein 59071 Hamm-Uentrop NW 2014 Nein in Betrieb 765,0 765,0 765,0 765,0 765,0
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kopplung nahmel] Erdgas: Erdgas: nicht Erdgas: 10.05.2016 A 2030 B 2030 B 2035 C 2030
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§ 38 GasNZV § 39 GasNZV nach §9
KraftNAV
(Ja/Nein) (Ja/Nein) (Ja/Nein) (Ja/Nein) [MW] [MW] [MW] [MW] [MW]

BNA0413c Westfalen E Steinkohle Nein 59071 Hamm-Uentrop NW 2014 Nein in Betrieb 765,0 765,0 765,0 765,0 765,0
BNA0420 GKH Blockl Steinkohle Ja 30419 Hannover NI 1989 Nein in Betrieb 136,0 136,0 136,0 0,0 0,0
BNA0421 GKH Block2 Steinkohle Ja 30419 Hannover NI 1989 Nein in Betrieb 136,0 136,0 136,0 0,0 0,0
BNA0432 Heizkraftwerk Heilbronn HLB5 Steinkohle Ja 74076 Heilbronn BW 1965 Jgtsetzlich in Betrieb 125,0 0,0 0,0 0,0 0,0

gehindert

Ja,

BNA0433 Heizkraftwerk Heilbronn HLB6 Steinkohle Ja 74076 Heilbronn BW 1966 gesetzlich in Betrieb 125,0 0,0 0,0 0,0 0,0

gehindert
BNA0434 Heizkraftwerk Heilbronn HLB7 Steinkohle Ja 74076 Heilbronn BW 1985 Nein in Betrieb 778,0 778,0 0,0 0,0 0,0
BNA0449 KW Herne Herne 3 Steinkohle Ja 44654 Herne NW 1966 Nein in Betrieb 280,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0450 KW Herne Herne 4 Steinkohle Ja 44655 Herne NW 1989 Nein in Betrieb 449,0 449,0 449,0 0,0 0,0
BNAO4G4 | KWM Block3 Steinkohle Nein 31249 uzn‘:z:ﬁmem ot NI 1979 Nein in Betrieb 690,0 00 00 00 00
BNA0493 Ibbenbiren B Steinkohle Ja 49479 IBrandenburgerlinnbiiren NW 1985 Nein in Betrieb 794,0 794,0 0,0 0,0 0,0
BNA0498 Heizkraftwerk Block B Steinkohle Ja 65926 Industriepark Hochst HE 1989 Nein in Betrieb 66,0 66,0 66,0 0,0 0,0
BNAO0510b HKW Karcherstr. 20 Steinkohle Ja 67655 Kaiserslautern RP 1996 Nein in Betrieb 13,4 13,4 13,4 13,4 13,4
BNAO0518a Rheinhafen-Dampfkraftwerk RDK7 Steinkohle Ja 76189 Karlsruhe BW 1985 Nein in Betrieb 505,0 505,0 0,0 0,0 0,0
BNAO0518b Rheinhafen-Dampfkraftwerk RDK 8 Steinkohle Ja 76189 Karlsruhe BW 2014 Nein in Betrieb 842,0 842,0 842,0 842,0 842,0
BNA0526 Gemeinschaftskraftwerk Kiel Steinkohle Ja 24149 Kiel SH 1970 Nein in Betrieb 323,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNAO0557a Kraftwerk L 57 Steinkohle Ja 47812 Krefeld-Uerdingen NW 1957 Nein in Betrieb 26,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0557b Kraftwerk N 230 Steinkohle Ja 47812 Krefeld-Uerdingen NW 1971 Nein in Betrieb 110,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0600b G-Kraftwerk Steinkohle Ja 51368 Leverkusen NW 1962 Nein in Betrieb 103,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0618 KW Linen Liinen 6 Steinkohle Nein 44536 Linen NW 1962 Nein in Betrieb 149,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0619 KW Linen Liinen 7 Steinkohle Ja 44537 Linen NW 1969 Nein in Betrieb 324,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0644 GKM Block 6 Steinkohle Ja 68199 Mannheim BW 2005 Nein in Betrieb 255,0 255,0 255,0 255,0 255,0
BNA0645 GKM Block 7 Steinkohle Ja 68199 Mannheim BW 1982 Nein in Betrieb 425,0 425,0 0,0 0,0 0,0
BNAO0646a GKM Block 8 Steinkohle Ja 68199 Mannheim BW 1993 Nein in Betrieb 435,0 4350 4350 4350 4350
BNA0646b GKM Block 9 Steinkohle Ja 68199 Mannheim BW 2015 Nein in Betrieb 843,0 843,0 843,0 843,0 843,0
BNA0660 Kraftwerk T Block 4 Steinkohle Ja 45772 Marl NW 1971 Nein in Betrieb 553 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0661 Kraftwerk IT Block 3 Steinkohle Ja 45772 Marl NwW 1966 Ja in Betrieb 60,4 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0662a Kraftwerk T Block 5 Steinkohle Ja 45772 Marl NW 1983 Nein in Betrieb 60,2 60,2 0,0 0,0 0,0
BNA0758 Heizkraftwerk Offenbach Steinkohle Ja 63067 Offenbach HE 1990 Nein in Betrieb 54,0 54,0 54,0 0,0 0,0
BNA0793 Heyden 4 Steinkohle Nein 32469 Petershagen NW 1987 Nein in Betrieb 875,0 875,0 875,0 0,0 0,0
BNA0S01 E:jzb‘:;’“werk Pforzheim Wirbelschichtblock Steinkohle Ja 75175 | Pforzheim BW 1990 Nein in Betrieb 26,9 269 269 00 00
BNA0820 Weiher Weiher I1I Steinkohle Ja 66287 Quierschied SL 1976 Nein in Betrieb 655,6 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0834 Industrie-Kraftwerk Steinkohle Ja 47495 Rheinberg NW 1975 Nein in Betrieb 79,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0849 KNG Kraftwerk Rostock Rostock Steinkohle Ja 18147 Rostock MV 1994 Nein in Betrieb 514,0 514,0 514,0 514,0 514,0
BNA0861b HKW Rémerbriicke Kohleanlage Steinkohle Ja 66121 Saarbriicken SL 1988 Nein in Betrieb 50,0 50,0 50,0 0,0 0,0
BNA0926b ?tfj'zt;;“:z;gﬂ Sappi Steinkohle Ja 63811 | Stockstadt BY 1969 Nein in Betrieb 248 00 00 00 00
BNA0934 g:;;;;?;‘werk Stuttgart- GAIDT 14 neu Steinkohle Ja 70376 | Stuttgart BW 2009 Nein in Betrieb 2,6 26 26 26 26
BNA0935 Efj:t_’;:rltmf‘tgi‘werk MUN DT12 Steinkohle Ja 70376 | Stuttgart BW 1982 Nein in Betrieb 450 450 00 00 00
BNA0936 Efj:t_’;:rltmf‘tgi‘werk MUN DT15 Steinkohle Ja 70376 | Stuttgart BW 1984 Nein in Betrieb 450 450 00 00 00
BNA0969b Nord 2 2 Steinkohle Ja 85774 Unterféhring BY 1991 Nein in Betrieb 332,7 332,7 332,7 332,7 332,7
BNA0989 KW West West 2 Steinkohle Nein 46563 Voerde NW 1971 Nein in Betrieb 318,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0990 KW West West 1 Steinkohle Nein 46562 Voerde NW 1971 Nein in Betrieb 322,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0991 KW Voerde Block A Steinkohle Nein 46562 Voerde NW 1982 Ja in Betrieb 695,0 0,0 0,0 0,0 0,0
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BNetzA- Kraftwerksname Blockname Energietrager KWK- PLZ Ort Bundesl Inbel Geplante Status Falls Falls Falls Nettoll Leistung Leistung Leistung Leistung
D Ausl land triebd Stilllegung 10.05.2016 Energietriger Energietrager Energietriager leistung Szenario Szenario Szenario Szenario
kopplung nahmel] Erdgas: Erdgas: nicht Erdgas: 10.05.2016 A 2030 B 2030 B 2035 C 2030
jahr Antrag nach Antrag nach Antrag/Zusage
§ 38 GasNZV § 39 GasNZV nach §9
KraftNAV
(Ja/Nein) (Ja/Nein) (Ja/Nein) (Ja/Nein) [MW] [MW] [MW] [MW] [MW]
BNA0992 KW Voerde Block B Steinkohle Nein 46563 Voerde NW 1985 Ja in Betrieb 695,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA0998 Modellkraftwerk MKV Steinkohle Ja 66333 Vélklingen-Fenne SL 1982 Nein in Betrieb 179,0 179,0 0,0 0,0 0,0
BNA0999 Heizkraftwerk HKV Steinkohle Ja 66333 Vélklingen-Fenne SL 1989 Nein in Betrieb 211,0 211,0 211,0 0,0 0,0
Ja,

BNA1005 Kraftwerk Walheim WAL 1 Steinkohle Nein 74399 Walheim BW 1964 gesetzlich in Betrieb 96,0 0,0 0,0 0,0 0,0

gehindert

Ja,

BNA1006 Kraftwerk Walheim WAL 2 Steinkohle Nein 74399 Walheim BW 1967 gesetzlich in Betrieb 148,0 0,0 0,0 0,0 0,0

gehindert
BNAlozy | Kraftwerk Werdohl- E4 Steinkohle 58791 | Werdohl NW 1982 Nein in Betrieb 3100 3100 00 00 00

Elverlingsen
BNA1046a Gersteinwerk K2 Steinkohle Nein 59368 Werne NW 1984 Nein in Betrieb 607,5 607,5 0,0 0,0 0,0
BNA1061 Wilhelmshaven 1 Steinkohle Nein 26386 Wilhelmshaven NI 1976 Nein in Betrieb 757,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA1075a HKW Nord Generator A Steinkohle Ja 38436 Wolfsburg NI 2000 Nein in Betrieb 61,5 61,5 61,5 61,5 61,5
BNA1075b HKW Nord Generator B Steinkohle Ja 38436 Wolfsburg NI 2000 Nein in Betrieb 61,5 61,5 61,5 61,5 61,5
BNA1076a HKW West Block 1 Steinkohle Ja 38436 Wolfsburg NI 1985 Nein in Betrieb 138,5 138,5 0,0 0,0 0,0
BNA1076b HKW West Block 2 Steinkohle Ja 38436 Wolfsburg NI 1985 Nein in Betrieb 138,5 138,5 0,0 0,0 0,0
BNA1084 HKW Elberfeld Block 3 Steinkohle Ja 42117 Wuppertal NW 1989 Nein in Betrieb 85,0 85,0 85,0 0,0 0,0
BNA1093 Zolling Zolling Block 5 Steinkohle Ja 85406 Zolling BY 1986 Nein in Betrieb 472,0 472,0 472,0 0,0 0,0
BNA1331 Reno De Medici HD - Kraftwerk Steinkohle Ja 59821 Arnsberg NW 1956 Nein in Betrieb 19,0 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA1405a Heizkraftwerk MagirusstraRe Steinkohle Ja 89077 Ulm BW 1978 Nein in Betrieb 20,7 0,0 0,0 0,0 0,0
BNA1467 Steinkohle Ja 77704 Oberkirch BW 1986 Nein in Betrieb 18,5 18,5 18,5 0,0 0,0
BNA1500 Werk Uelzen Steinkohle Ja 29525 Uelzen NI 1990 Nein in Betrieb 40,0 40,0 40,0 0,0 0,0
BNA1508 Trianel Kohlekraftwerk Liinen Steinkohle Ja 44536 Linen NW 2013 Nein in Betrieb 746,0 746,0 746,0 746,0 746,0
BNA1558 Moorburg B B Steinkohle Nein 21079 Hamburg HH 2015 Nein in Betrieb 766,0 766,0 766,0 766,0 766,0
BNA1673 Moorburg A Moorburg A Steinkohle 21079 Hamburg HH 2015 Nein in Betrieb 774,0 774,0 774,0 774,0 774,0
BNAL674 | Kraftwerk Wilhelmshaven Kraftwerk WithelmsU 1 steinkohle Nein 26386 | Wilhelmshaven NI 2015 Nein in Betrieb 7310 7310 7310 7310 7310
Jahr
BNAP029 Datteln 4 Steinkohle Ja 45711 Datteln unbel Nein in Bau 1055,0 1055,0 1055,0 1055,0 1055,0
stimmt

BNAP062 KW Linen Linen 8 Steinkohle Nein 44536 Liinen 2022 Nein in Planung Ja 735,0 735,0 0,0 0,0 0,0
BNAP111 :::'\:;/ngeﬂ (neve Dampfl Offen Steinkohle Ja 60623 Frankfurt am Main 2016 Nein inBau Nein Nein 39,0 39,0 39,0 39,0 39,0
nv. KWK-Anlagen<10MW Steinkohle Ja 2015 Nein in Betrieb 26,5 26,5 26,5 26,5 26,5
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Anlage 2: Ergebnis der Verteilnetzbetreiber-

Abfrage

VNB Name Beantragte Prognose Brutto
Leistung mit Realisierungs
2016 - 2018 quote
2016 - 2018
[MW] [MW]

Uberlandwerk Rhén GmbH 33,00 29,70
Stadtwerke Lemgo GmbH 60,07 37,70
Stadtwerke Liinen GmbH 5,00 3,70
Albwerk GmbH & Co. KG 68,54 27,62
Energie Waldeck-Frankenberg GmbH 114,32 65,44
Infrawest GmbH 34,76 19,71
Stadtwerke Coesfeld GmbH 15,70 7,85
Netze BW GmbH 1683,98 1009,94
Stadtwerke Saarbriicken AG 34,80 17,40
Avacon AG 4232,56 3250,54
BEW Bayreuther Energie- und Wasserversorgungs- GmbH 19,20 17,28
enwor - energie & wasser vor ort GmbH 5,40 4,24
wesernetz Bremen GmbH 33,50 23,45
BEW Netze GmbH 8,95 2,69
Bayernwerk AG 575,91 403,14
KEVAG Verteilnetz GmbH 68,20 56,94
Stadtwerke Haltern am See GmbH 81,80 59,06
E.DIS AG 2757,31 2010,03
LEW Verteilnetz GmbH 155,04 78,82
SWB Netz GmbH 29,00 16,66
Celle-Uelzen Netz GmbH 148,45 46,47
LSW Netz GmbH & Co. KG 102,50 92,25
Albstadtwerke GmbH 29,55 14,78
EGT Energie GmbH 76,65 21,39
Stadtwerke EVB Huntetal GmbH 6,25 4,51
ED Netze GmbH 137,40 68,70

3,00 0,30

SEW Stromversorgungs- GmbH
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VNB Name Beantragte Prognose Brutto
Leistung mit Realisierungs
2016 - 2018 quote
2016 - 2018
[MW] [MW]

wesernetz Bremerhaven GmbH 8,00 5,60
GEW Wilhelmshaven GmbH 5,65 2,83
Syna GmbH 424,12 227,65
Mitteldeutsche Netzgesellschaft Strom mbH 1006,81 503,40
Unterfrankische Uberlandzentrale eG 42,45 28,10
Kreiswerke Main-Kinzig GmbH 9,90 0,99
OsthessenNetz GmbH 181,90 126,55
NEW Netz GmbH 102,70 46,45
minsterNETZ GmbH 36,15 20,42
GeraNetz GmbH 6,45 3,83
TEN Thiringer Energienetze GmbH 1513,98 454,19
Stromnetz Berlin GmbH 3,40 3,06
Stromnetz Hamburg GmbH 63,90 45,01
ovag Netz AG 301,37 150,69
EWE NETZ GmbH 1301,86 907,18
AVU Netz GmbH 6,50 3,75
Energieversorgung Halle Netz GmbH 0,00 0,00
ENSO NETZ GmbH 170,40 68,55
Netze Mittelbaden GmbH 152,55 86,80
Enervie AssetNetWork GmbH 226,27 67,88
MDN Main-Donau Netzgesellschaft mbH 217,02 140,72
Stadtwerke Karlsruhe Netzservice GmbH 3,30 1,65
Harz Energie Netz GmbH 113,45 50,35
EWR Netz GmbH 71,00 55,01
enercity Netzgesellschaft mbH 6,60 3,30
Netzgesellschaft Ostwiirttemberg DonauRies GmbH 574,78 292,22
Pfalzwerke Netz AG 268,90 204,87
WEMAG Netz GmbH 940,83 542,46
Stadtwerke Rostock Netzgesellschaft mbH 15,40 5,06
Mittelhessen Netz GmbH 31,35 5,48

21,20 6,77

Mainfranken Netze GmbH
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VNB Name Beantragte Prognose Brutto
Leistung mit Realisierungs
2016 - 2018 quote
2016 - 2018
[MW] [MW]
Stadtwerke Wiesbaden Netz GmbH 30,00 21,00
Energie- und Wasserversorgung Hamm GmbH 14,60 7,30
Schleswig-Holstein Netz AG 2432,67 2189,41
Osterholzer Stadtwerke GmbH & Co. KG 14,90 13,41
SWK NETZE GmbH 16,60 12,64
Westnetz GmbH 6612,82 3306,41
BIGGE ENERGIE GmbH & Co. KG 9,90 4,95
EnergieNetz Mitte GmbH 723,60 427,44
e-netz Siidhessen GmbH & Co. KG 117,35 35,21
Westfalen Weser Netz GmbH 1256,69 580,12
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Anlage 3: Kurzibersicht tiber die

Regionalisierungsmethodik

- Bestand:
Basierend auf den Anlagenbestandsdaten der UNB ermittelter Wind Onshore Bestand Ende 2015

- Stiitzpunkt:
Kurzfristige Entwicklung des Wind Onshore-Ausbaus in den kommenden drei Jahren ausgehend von der
historischen Entwicklung der letzten drei Jahre, der WEA-Antragslage der Verteilnetzbetreiber und der
Landesentwicklungsplidnen.

1. Bestandsermittlung (GW) auf Basis der UNB Stammdaten

2.  Ermittlung der Landes-Stiitzpunkte (GW), der kurzfristigen Entwicklung in den Bundeslindern

3. Summieren der Landesstitzpunkte zum Bundesstiitzpunkt (GW)

4. Vorgabe des Bundesbestandes 2035 (GW) aus EEG 2016

5. Verteilung des Bundesbestandes 2035 tiber den FFE-Ansatz tiber das Bundesgebiet

6. Ermittlung der Linderbestande 2035 (GW) auf Basis des FFE Ansatzes (Schritt 5)

7. TFestlegung des Bundesbestandes 2030 (GW) auf Basis des EEG 2016

8. Ermittlung des Landesbestandes 2030 (GW) aus Basis des EEG 2016

-+ Bundesbestandes 2030 (Bund 2030)
-+ Bundesbestandes 2035 (Bund 2035)
-+ Landesbestandes 2035 (Land 2035)
-+ Landesstiitzpunkt (StitzLand)
-« Bundestiitzpunkt (StatzBund)

Gesucht: Landesbestand 2030 (Land 2030)

Bund 2030 — StiitzBund _ Land 2030 — StutzLand
Bund 2035 — StiitzBund ~ Land 2035 — StitzLand

Bund 2030 — StiitzBund
Bund 2035 — StiitzBund

* (Land2035 — StiitzLand) = Land 2030 — StiitzLand

Bund 2030 — StiitzBund

StiitzLand + Bund 2035 — StatsBund * (Land2035 — StlutzLand) = Land 2030
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